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Zusammenfassung 
Durch den Ausbau insbesondere wetterabhängiger erneuerbarer Energien steigen zukünftig die An-
forderungen an die Bereitstellung von Flexibilität im Stromsektor. Wärmespeicher und Power-to-
Heat-Anlagen in der Fernwärmeversorgung können hier einen großen Beitrag zur Bereitstellung von 
Flexibilität an der Schnittstelle von Strom- und Wärmesektor liefern. Aufgrund der derzeitigen Regu-
lierung ist ein Einsatz von Power-to-Heat-Anlagen aktuell nur am Regelleistungsmarkt wirtschaftlich. 
Hohe Abgaben für die direkte Stromnutzung machen einen Einsatz am Spotmarkt heute unattraktiv. 
Die vorliegende Arbeit untersucht vor dem Hintergrund von unterschiedlichen regulatorischen Rah-
menbedingungen, an welchen Märkten der Einsatz der Power-to-Heat-Anlagen aus Systemsicht den 
größten Mehrwert zur Integration von erneuerbaren Energien liefern kann. 
Mithilfe des Strommarktmodells MICOES-Europe wird dazu der kostenoptimale stündliche Kraft-
werkseinsatz aller europäischen Kraftwerke untersucht. Im Modell werden der Großhandelsstrom-
markt sowie der Regelleistungsmarkt (Sekundär- und Minutenreserve) abgebildet. Ziel der gemischt-
ganzzahligen Optimierung, die insbesondere techno-ökonomische Charakteristika thermischer 
Kraftwerke berücksichtigt, ist die kostenminimale Deckung des Strombedarfs im Großhandelsmarkt 
bei gleichzeitiger Erfüllung der Leistungsvorhaltung für Regelenergie. In Deutschland werden die 
größten Fernwärmenetze mit ihren zugehörigen Erzeugungsanlagen (Kraft-Wärme-Kopplungs-
anlagen, Heizwerke, Wärmespeicher, Elektrokessel) abgebildet und stündlich die optimale Deckung 
des Wärmebedarfs berechnet. 
In einem Szenario für das Jahr 2025 wird die Verfügbarkeit von 1.000 MW an Elektrokesseln in gro-
ßen deutschen Fernwärmenetzen angenommen. Hierbei wird deren Einsatz nur am Spotmarkt oder 
nur für negative Sekundärregelleistung dem Fall gegenübergestellt, dass die Anlagen auf beiden 
Märkten agieren und sich situationsabhängig zwischen ihnen entscheiden können. Es werden dabei 
die Fälle verglichen, bei denen Elektrokessel entweder Abgaben auf den Stromverbrauch zahlen oder 
keine zusätzlichen Abgaben tragen müssen. 
Im Jahr 2025 ist der Einsatz von Elektrokesseln am Spotmarkt bei Zahlung von hohen Stromneben-
kosten nicht wirtschaftlich. Die Situation ändert sich im Szenario ohne Stromnebenkosten. Hier errei-
chen die Elektrokessel zwischen 1.050 und 2.140 Volllaststunden. Stellen Elektrokessel negative Se-
kundärregelleistung bereit, kann die Must-run-Erzeugung thermischer Kraftwerke in Stunden mit 
hoher Einspeisung von erneuerbaren Energien deutlich gesenkt werden. Hierdurch ergibt sich ein 
großer Hebel für die Integration von Strom aus erneuerbaren Energien. Elektrokessel erreichen hier 
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bis zu 1.800 Volllaststunden durch Regelenergieabrufe, wenn sie das ganze Jahr über Regelleistung 
vorhalten und keine Stromnebenkosten zu zahlen haben. 
Der Einsatz der Elektrokessel in Verbindung mit Wärmespeichern in der Fernwärmeversorgung kann 
den Einsatz der Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen so flexibilisieren, dass sich deren Stromerzeugung 
stärker an die Einspeisesituation der erneuerbaren Energien anpassen kann. Auf diese Weise kann in 
allen betrachteten Szenarien die marktbedingte Abregelung von erneuerbaren Energien verringert 
werden. Die CO2-Emissionen der Strom- und Wärmeversorgung lassen sich durch diese Technologie 
sowohl in Deutschland als auch im europäischen Ausland reduzieren. Die größten Reduktionen so-
wohl bei CO2-Emissionen als auch bei variablen Kosten der Strom- und Wärmeerzeugung werden da-




The requirements for the provision of flexibility in the power sector will increase in the future due to 
the expansion of the usage of weather-dependent renewable energy sources. Heat storage and pow-
er-to-heat-plants (electric boilers) in the district heating supply can provide flexibility at the interface 
of the power and heat sector. At the moment the use of power-to-heat plants is only cost-effective 
on the control power market due to the current regulation. High charges for the direct use of elec-
tricity impede a use on the spot market. 
The present work examines from a system perspective on which market the use of electric boilers 
can provide the largest benefits for the integration of renewable energies considering different regu-
latory frameworks. The year 2025 is considered where Germany aims to reach a share of 40 to 45 % 
renewable energy generation in the gross power consumption. 
For this purpose the hourly power plant dispatch of all European power plants is examined using the 
electricity market model MICOES-Europe. The model describes the wholesale electricity market and 
the control power market (secondary and tertiary reserve). The aim of the mixed-integer optimiza-
tion is the calculation of the cost-minimal coverage of the electricity demand in the wholesale market 
while at the same time fulfilling the provision of control power. The optimization takes into account 
in particular the techno-economic characteristics of thermal power plants. In Germany, the largest 
district heating grids with their associated generation plants (combined heat and power plants, fossil-
fuel and electric boilers, heat storage) are modelled and the optimal coverage of the heat demand is 
calculated for every hour. 
With the assumed payment of high electricity charges the use of electric boilers on the spot market is 
no business case in 2025. The situation changes in the scenario without electricity charges. Here, 
electric boilers reach between 1,050 and 2,140 full load hours. If the electric boilers provide negative 
secondary control power, the must-run generation of thermal power plants in hours with a high 
feed-in of renewable energies can be reduced significantly. This results in a large lever for the inte-
gration of renewable energies. Electric boilers reach up to 1,800 full load hours by providing control 
energy, if they provide control power all year round and without payment of electricity charges. 
The use of the electric boilers in combination with heat storages in the district heating system can 
make the dispatch of combined heat and power plants more flexible, so that their electricity genera-
tion can be better adapted to the feed-in situation of renewable energies. In this way, the market-
dependent curtailment of renewable energies can be reduced in all scenarios. The CO2-emissions of 
the electricity and heat supply can be reduced by this technology in Germany. Furthermore, CO2-
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emissions in other European countries can be reduced as well due to effects of the power trade. The 
highest reductions in both CO2-emissions and variable costs of electricity and heat generation are 
achieved in the scenarios with electric boilers participating in the control power market. 
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1
 In der Regel 𝑡 = 1,… , 24, da nicht ein komplettes Jahr mit 8760 Stunden am Stück betrachtet wird, sondern 
ein Tag nach dem anderen berechnet wird. 
 
1 Motivation und Zielsetzung 
1.1 Motivation 
Am 5. Oktober 2016 hat Deutschland das im Dezember 2015 in Paris ausgehandelte Klimaschutzab-
kommen („Paris Agreement“) ratifiziert. Das Abkommen sieht eine Begrenzung des Ausstoßes von 
Treibhausgasen vor, um den globalen Temperaturanstieg auf deutlich unter 2 °C, möglichst sogar un-
ter 1,5 °C, gegenüber dem vorindustriellen Zeitalter zu begrenzen (UNFCCC 2015). Um die Treibhaus-
gasemissionen in Deutschland zu senken, wurden bereits in der Vergangenheit im Zuge der soge-
nannten Energiewende Gesetze zum verstärkten Ausbau von erneuerbaren Energien (EE) verab-
schiedet. Hierdurch gelang es, den Anteil der EE an der Stromerzeugung im Jahr 2016 auf 29,5 % zu 
steigern (AGEB 2016b). Mehr als die Hälfte des EE-Stroms wurde durch Windenergie- und Photovol-
taikanlagen (PV) erzeugt. Da die Ausbaupotentiale für Bioenergie und Wasserkraft begrenzt sind, 
wird sich in Deutschland der weitere Ausbau auf die wetterabhängigen Erzeuger Wind und PV kon-
zentrieren. 
Bereits heute gibt es Situationen, in denen der erzeugte EE-Strom nicht vollständig genutzt werden 
kann. Die betroffenen Erzeugungsanlagen werden gedrosselt oder vollständig vom Netz getrennt, 
was als „Abregelung“ bezeichnet wird. Dies liegt gegenwärtig hauptsächlich an der räumlichen Ver-
teilung der Erzeugungsstandorte und Lastzentren sowie den heutigen Netzstrukturen, die für eine 
adäquate Stromübertragung erst angepasst werden müssen. In der Zukunft ist zu erwarten, dass sich 
der Stromverbrauch und die Stromerzeugung (neben der räumlichen Dimension) vor allem auch in 
der zeitlichen Dimension stärker auf die wetterabhängige Erzeugung einstellen müssen und somit 
mehr Flexibilität benötigt wird. 
Flexibilität kann grundsätzlich mit unterschiedlichen Technologien und Maßnahmen bereitgestellt 
werden. Eine vielversprechende Technologie ist hierbei die Power-to-Heat-Technologie, die durch ei-
ne Kopplung der Sektoren Strom und Wärme zusätzlich die Möglichkeit bietet, im Wärmesektor 
Treibhausgasemissionen zu senken. Unter der Power-to-Heat-Technologie werden grundsätzlich 
Technologien verstanden, die unter Einsatz von Strom Wärme erzeugen. Hierunter fallen Nachtspei-
cherheizungen genauso wie Elektrokessel oder Wärmepumpen. Die Regierungskoalition aus 
CDU/CSU und SPD hat in ihrem Koalitionsvertrag von 2013 bereits beschlossen, EE-Strom, der sonst 
abgeregelt werden müsste, für weitere Anwendungen zu nutzen, wobei konkret der Wärmebereich 
genannt wird (CDU et al. 2013, S. 38). Aktuell werden die Potentiale der Power-to-Heat-Technologie 
in Deutschland noch vergleichsweise wenig genutzt. In Dänemark dagegen wird Strom im Wärmesek-
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tor bereits seit längerem zur Flexibilisierung von Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen (KWK-Anlagen) in 
Fernwärmenetzen genutzt und trägt zur Integration von EE bei (Agora Energiewende 2014a, S. 3). 
1.2 Forschungsfrage 
In dieser Arbeit soll der Frage nachgegangen werden, welche energiewirtschaftlichen Auswirkungen 
der Einsatz der Power-to-Heat-Technologie in Deutschland haben würde und ob bzw. wie stark er zur 
Integration von EE beitragen kann. Dies soll anhand der marktbedingten Abregelung von EE sowie 
auch an den CO2-Emissionen der Strom- und Wärmeversorgung bewertet werden. Die Frage stellt 
sich vor dem Hintergrund der häufig geäußerten Befürchtung, dass Power-to-Heat-Anlagen, wenn sie 
anstelle von EE-Überschussstrom Strom aus fossil-thermischen Kraftwerken nutzen, zu einer Emissi-
onssteigerung führen könnten (vgl. (Plattform Erneuerbare Energien - AG 3 Interaktion 2012)). 
Der Fokus wird hierbei auf den Einsatz von Elektrokesseln in der Fernwärmeversorgung gelegt. Ande-
re Power-to-Heat-Technologien werden nicht betrachtet. 
Zur Beantwortung der Forschungsfrage wird ein Fundamentalmodell des europäischen Strommarktes 
eingesetzt, das den kostenoptimalen Kraftwerkseinsatz für ein Strommarkt-Szenario für das Jahr 
2025 berechnet. Hiermit lassen sich sowohl die Rückwirkung des Einsatzes von Elektrokesseln auf die 
Wärmebereitstellung des jeweiligen Fernwärmenetzes als auch die Rückwirkung auf den Kraft-
werkseinsatz in Deutschland und dem Ausland analysieren. Dies ermöglicht Rückschlüsse auf vermie-
dene Kosten und CO2-Emissionen aus volkswirtschaftlicher Sicht. 
Beim Einsatz von Elektrokesseln wird eine Teilnahme am Großhandelsstrommarkt für Fahrplange-
schäfte sowie die Bereitstellung von Systemdienstleistungen (konkret: Regelleistung) betrachtet. Ein 
netzdienlicher Einsatz (Redispatch) wird in dieser Arbeit nicht betrachtet und sollte in weiterführen-
den Arbeiten untersucht werden. 
1.3 Aufbau der Arbeit 
Im folgenden zweiten Kapitel wird ein Überblick über die Power-to-Heat-Technologie gegeben. Hier-
bei werden der aktuelle Forschungsstand zu diesem Thema aufgearbeitet und bisherige Forschungs-
ergebnisse in Bezug zur Fragestellung dieser Arbeit gesetzt. Im dritten Kapitel wird das für die Unter-
suchung verwendete Strommarktmodell MICOES-Europe vorgestellt und anhand der Validierung für 
historische Jahre die Eignung für die Beantwortung der Forschungsfrage bewertet. Im vierten Kapitel 
werden zunächst die Annahmen für das Untersuchungsszenario für das Jahr 2025 dargestellt, bevor 
die Auswirkungen der Elektrokessel in der Fernwärmeversorgung vor dem Hintergrund des Ausbaus 
der EE detailliert analysiert werden. Das fünfte Kapitel fasst die wesentlichen Erkenntnisse der Arbeit 
zusammen und gibt einen Ausblick auf den weiteren Forschungsbedarf. 
 
2 Die Power-to-Heat-Technologie als Flexibi-
lisierungsoption für die Energiewende 
In diesem Kapitel soll zunächst der Bedarf für den Einsatz von Flexibilitätsoptionen im Kontext der 
Energiewende herausgearbeitet werden. Hierfür wird im ersten Abschnitt auf die Herausforderungen 
in Bezug auf einen steigenden Anteil von fluktuierenden EE in der Stromversorgung und den Flexibili-
tätsbedarf eingegangen. Im zweiten Abschnitt wird der Kontext der Fernwärmeversorgung mit KWK-
Anlagen erläutert, bevor im dritten Abschnitt im Detail auf die Power-to-Heat-Technologie (P2H) ein-
gegangen wird. Hierbei werden konkrete Technologien und realisierte Projekte vorgestellt; darüber 
hinaus wird auf die Kostenstrukturen eingegangen. Im vierten Abschnitt werden die möglichen Ver-
marktungsformen für Elektrokessel erläutert, bevor im fünften Abschnitt eine Zusammenfassung 
zum Stand der Forschung zur Power-to-Heat-Technologie gegeben wird. Der sechste Abschnitt fasst 
das Kapitel zusammen. 
2.1 Die Energiewende in Deutschland 
Mit dem Begriff Energiewende wird der Umstieg von fossilen Energieträgern auf erneuerbare Ener-
gieträger in der Energieversorgung im Zusammenspiel mit Energieeinsparungen bezeichnet (Agora 
Energiewende 2014b). Im folgenden Abschnitt wird auf die bisherige Entwicklung der Energiewende 
in Deutschland eingegangen und die langfristige Zielstellung erläutert. Die Herausforderungen, die 
sich aus dem Umbau des Energieversorgungssystems ergeben, werden anschließend dargestellt. Da-
nach wird konkret auf verschiedene Flexibilitätsoptionen eingegangen. 
2.1.1 Bisherige Entwicklung und Zielstellung 
Die Emission von Treibhausgasen durch die Verbrennung fossiler Energieträger zur Energieerzeugung 
ist einer der Hauptfaktoren des anthropogenen Klimawandels (IPCC 2013). Die energiepolitische Stra-
tegie einer Energiewende zielt u.a. darauf ab, die Treibhausgasemissionen zu reduzieren, um den 
Klimawandel auf ein erträgliches Maß zu begrenzen. Das Energiekonzept der Bundesregierung aus 
dem Jahre 2010 hatte bereits erkannt, dass „die Sicherstellung einer zuverlässigen, wirtschaftlichen 
und umweltverträglichen Energieversorgung […] eine der größten Herausforderungen des 21. Jahr-
hunderts“ sein würde (Bundesregierung 2010, S. 3). Das Energiekonzept der Bundesregierung formu-
liert demgemäß das Ziel, die Treibhausgasemissionen bis 2020 um 40 % und bis 2050 um mindestens 
80 % – jeweils gegenüber 1990 – zu reduzieren. Dies sollte mithilfe der zunehmenden Nutzung von 
EE sowie der Senkung des Primärenergieverbrauches erreicht werden. Ebenso sollten die bei der 
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Energieumwandlung als CO2-frei einzustufenden Kernkraftwerke ihren Teil zum Klimaschutz beitra-
gen. Als Reaktion auf die Reaktorkatastrophe am 11. März 2011 in Fukushima (Japan) wurde im 
Sommer 2011 abweichend von der ursprünglichen Planung ein schrittweiser Ausstieg aus der Kern-
energienutzung bis spätestens zum 31. Dezember 2022 beschlossen (§7 Abs. 1a AtG). 
Die Grundlagen für den Ausbau der EE wurden bereits 1990 mit dem Stromeinspeisegesetz als Vor-
läufer des heutigen Erneuerbaren-Energien-Gesetzes (EEG) geschaffen. Der Zweck des Gesetzes wird 
im §1 Abs. 1 EEG 2014 folgendermaßen formuliert: „Zweck dieses Gesetzes ist es, insbesondere im 
Interesse des Klima- und Umweltschutzes eine nachhaltige Entwicklung der Energieversorgung zu 
ermöglichen, die volkswirtschaftlichen Kosten der Energieversorgung auch durch die Einbeziehung 
langfristiger externer Effekte zu verringern, fossile Energieressourcen zu schonen und die Weiter-
entwicklung von Technologien zur Erzeugung von Strom aus erneuerbaren Energien zu fördern.“ 
Wie Abbildung 2-1 zeigt, stieg die Stromerzeugung aus EE insbesondere seit dem Jahr 2000 (Einfüh-
rung des EEG) deutlich auf 181,4 TWh in 2016 an (AGEB 2016b). Dies entspricht einem Anteil von 
29,5 % an der Bruttostromerzeugung bzw. 32,3 % am Bruttoinlandsverbrauch. Während der Anteil 
von Biomasse unter den EE zuletzt nicht mehr nennenswert zunahm, steigt die Erzeugung aus Wind-
energie und PV weiter an. Im Jahr 2016 erzeugten PV-Anlagen 38,3 TWh und die Windkraft an Land 
und auf See zusammen 79,8 TWh. 
 
Abbildung 2-1: Entwicklung der Stromerzeugung aus EE in Deutschland von 1990 bis 2016. Quelle: Eigene 
Darstellung auf Grundlage von (AGEB 2016b; BMWi 2014) 
Im §1 Abs. 2 EEG 2014 wird das Ziel formuliert, den EE-Anteil am Bruttostromverbrauch auf mindes-
tens 80 % bis zum Jahr 2050 zu erhöhen. Als Zwischenziel soll bis zum Jahr 2025 der Anteil zwischen 
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Abbildung 2-2: Anteil der erneuerbaren Energien am Bruttoinlandsstromverbrauch und Ziele der Bundesre-
gierung. Quelle: Eigene Darstellung nach (BDEW 2015a) auf Grundlage von (AGEB 2016b; BMWi 2014) 
Welche Herausforderungen sich durch die Energiewende und insbesondere durch den steigenden 
Anteil von wetterabhängig fluktuierenden EE ergeben, wird im nächsten Abschnitt erläutert. 
2.1.2 Herausforderungen für die Zielerreichung 
Der Ausbau von EE zur Stromerzeugung wird sich in Deutschland (bedingt durch die verfügbaren Po-
tentiale) überwiegend auf die wetterabhängigen Erzeuger Windenergie und PV stützen (IWES et al. 
2015). Der Einsatz dieser Technologien hat jedoch besondere Eigenschaften. Zum einen unterliegen 
die Produktionsmöglichkeiten starken wetterbedingten sowie tages- und jahreszeitlichen Schwan-
kungen, so dass selbst bei immer besseren Prognosen regelmäßig Abweichungen der tatsächlichen 
Stromerzeugung von der prognostizierten Erzeugung zu erwarten sind. Zum anderen erfolgt der Aus-
bau dieser Technologien vorwiegend an Standorten mit guten meteorologischen Bedingungen, die 
nur bedingt mit der historisch gewachsenen Netzstruktur in Deutschland zusammenpassen (Schill 
2013). 
Hieraus ergeben sich heute und in der Zukunft verschiedene Herausforderungen. Einerseits wird es 
Zeiten geben, in denen nur wenig Strom aus Windenergie und PV zur Verfügung steht (sogenannte 
dunkle Flaute). Für diese Zeiten müssen zur Sicherstellung der Stromversorgung konventionelle Back-
up-Systeme und/oder Speicher vorgehalten werden. Die Refinanzierung dieser Anlagen, welche je-
doch voraussichtlich nur wenige Volllaststunden erreichen werden, wird derzeit insbesondere im 
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Auf der anderen Seite sind Situationen zu erwarten, in denen die Stromerzeugung aus Windenergie 
und PV den konventionellen Stromverbrauch übersteigt (negative Residuallast2). Grundsätzlich ist in 
einer solchen Situation zwar eine Abregelung möglich, jedoch wäre vielmehr eine sinnvolle Nutzung 
des Stroms ggf. auch in anderen Sektoren anzustreben (IWES et al. 2015). 
Durch nicht vermeidbare Prognosefehler kann sich der Bedarf an Regelleistung erhöhen und somit 
auch der Bedarf an flexiblen Technologien, die Regelleistung bereitstellen müssen, steigen. Solange 
konventionelle Kraftwerke Regelleistung bereitstellen, verursachen sie einen nicht unerheblichen An-
teil an Must-run-Erzeugung3, der die Integration hoher EE-Anteile erschwert (Böttger et al. 2015; FGH 
et al. 2012). Die Must-run-Erzeugung von thermischen Kraftwerken zur Bereitstellung von Regelleis-
tung wird in der Größenordnung zwischen 13,5 GW und 19,9 GW abgeschätzt (Grünwald et al. 2012, 
S. 107). 
Schließlich müssen die Stromnetze an die sich verändernde Erzeugerstruktur und deren Standorte 
angepasst werden. Dies ist einerseits mit erheblichen Kosten verbunden, birgt aufgrund von Akzep-
tanzproblemen jedoch auch noch vielfältige weitere Herausforderungen (50Hertz Transmission 
GmbH et al. 2015b; dena 2012). Der EE-Ausbau wirkt sich auch auf die Bereitstellung von Sys-
temdienstleistungen (Blindleistung, Schwarzstartfähigkeit etc.) aus. Hier werden EE nach und nach 
konventionelle Kraftwerke bei der Bereitstellung von Systemdienstleistungen ersetzen müssen (Ag-
ricola et al. 2014; Knorr et al. 2014). 
Nachdem der Bedarf nach Technologien, die Flexibilität bereitstellen können, qualitativ dargestellt 
wurde, soll im Folgenden näher auf verschiedene Flexibilitätsoptionen eingegangen werden. 
2.1.3 Flexibilitätsoptionen im Energiesystem der Zukunft 
Grundsätzlich steht eine Reihe von Technologien zur Verfügung, um den heutigen und zukünftig stei-
genden Bedarf an Flexibilität im Strommarkt zu decken, wobei hier nur auf die Möglichkeiten zum 
flexiblen Ausgleich von Stromangebot und Stromnachfrage (Erzeugung und Verbrauch) eingegangen 
wird und nicht auf weitere Anforderungen wie z. B. Blindleistungsbereitstellung. 
Zunächst soll ein Überblick über mögliche Flexibilitätsoptionen gegeben werden (vgl. (Schill 2014)): 
Stromspeicher zählen zu den Flexibilitätsoptionen und können technisch nach mechanischen, elekt-
rochemischen und chemischen Stromspeichern differenziert werden. In der Anwendung wird zwi-
schen Kurzzeit-, Tages- und Saisonspeichern unterschieden. Zu den konkreten Technologien gehören 
Schwungmassenspeicher, Batterien, Pumpspeicher und Druckluftspeicher. Weiterhin gibt es ver-
                                                          
2
 Die Residuallast ist definiert als herkömmliche Last abzüglich der Einspeisung von EE. 
3
 Mit Must-run-Erzeugung ist hier gemeint, dass ein Kraftwerk Strom erzeugt, damit es Regelleistung bereitstel-
len kann, unabhängig davon, ob der Strom aber zur Deckung des Strombedarfes benötigt bzw. nachgefragt 
wird. 
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schiedene erzeugungsseitige Optionen für mehr Flexibilität. Hierzu zählt die indirekte Wasserspeiche-
rung in großen Speicherwasserkraftwerken im Alpenraum oder Nordeuropa, die Flexibilisierung der 
KWK sowie von Biomasseanlagen, eine angepasste Einspeisung von fluktuierenden EE ebenso wie 
flexiblere konventionelle Kraftwerke. Auf der Nachfrageseite kann durch Lastverschiebung oder Last-
reduktion Flexibilität bereitgestellt werden. Dabei kann Lastmanagement sowohl bei Haushalten als 
auch im Gewerbe- oder Industriesektor Anwendung finden. Unter dem Begriff Power-to-X werden 
neue flexible Lasten wie Power-to-Heat, Power-to-Gas, Power-to-Chemistry oder auch Power-to-
Mobility verstanden. 
Die Kopplung der unterschiedlichen Endenergiesektoren kann zukünftig einen wichtigen Beitrag zur 
Integration der EE leisten. Abbildung 2-3 gibt einen Überblick über mögliche Verbindungen zwischen 
den einzelnen Sektoren. So kann etwa mithilfe der Elektromobilität neben dem Bahnverkehr eine 
weitere Verbindung zwischen dem Stromsektor und dem Verkehrssektor erreicht werden. In der fol-
genden Arbeit wird der Fokus ausschließlich auf dem Strom- und dem Wärmesektor liegen. Die Ver-
bindung zum Gas- und Verkehrssektor wird hier nicht betrachtet. Relevant für diese Arbeit sind daher 
nur Strom- und Wärmespeicher als sektorale Speicher sowie Power-to-Heat und die Flexibilisierung 
der KWK als intersektorale Speicher zwischen Strom- und Wärmesektor. 
 
Abbildung 2-3: Übersicht zur möglichen Kopplung der Energiesektoren mittels sektoralen und sektorüber-
greifenden Energiespeichern. Quelle: (Sterner und Stadler 2014) 
Flexibilitätsoptionen können auch danach unterschieden werden, für welche Aufgaben sie eingesetzt 
werden. In Zeiten mit einem Kapazitätsdefizit können neue, flexible Kraftwerke eingesetzt, die Last 
mittels Lastmanagement reduziert oder auch Strom aus dem Ausland importiert werden. In Zeiten 
mit Stromangebotsüberschüssen kann eine Reduktion der technischen Mindestlast konventioneller 
Kraftwerke, die Erhöhung des Stromverbrauchs ggf. auch zur Nutzung in anderen Sektoren, Stromex-
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port oder die Abregelung von EE einen Ausgleich herstellen. Auch ohne explizite Überschüsse oder 
Kapazitätsdefizite können Speicher und Lastmanagement zu einem kostengünstigeren Ausgleich von 
Stromangebot und –nachfrage beitragen. (Bauknecht et al. 2014; Schill 2014) 
Weiterhin unterscheiden sich die Technologien danach, wann deren Einsatz im Zuge des EE-Ausbaus 
technisch notwendig und ökonomisch sinnvoll ist. Abbildung 2-4 zeigt eine mögliche Einordnung ver-
schiedener Flexibilitätsoptionen vor dem Hintergrund des EE-Ausbaus. Zu den Flexibilitätsoptionen, 
die heute schon sinnvoll sind, zählen die stromgeführte Fahrweise von Biogas-/Biomasse- sowie 
KWK-Anlagen, die Flexibilitätssteigerung bestehender Kraftwerke und der Einsatz von Pumpspeicher-
kraftwerken. Während Lastmanagement (Demand Side Management, DSM) sich in der Industrie be-
reits früher rechnet, ist der Einsatz bei kleineren Endkunden (Haushalte, Gewerbe) erst bei höheren 
EE-Anteilen sinnvoll. Aus Kostengesichtspunkten wird der Einsatz von Druckluftspeichern und Batte-
riespeichern in (Krzikalla et al. 2013) erst ab ca. 2025 gesehen, auch wenn bereits heute im Bereich 
der Primärregelleistung nennenswerte Kapazitäten an Batteriespeichern installiert werden. Die 
Technologie Power-to-Gas wird aufgrund der hohen Umwandlungsverluste erst für sehr hohe Anteile 
von EE relevant und bietet trotz hoher Kosten Chancen für eine vollständige Dekarbonisierung (vgl. 
hierzu auch (UBA 2013)). 
 
Abbildung 2-4: Einsatz der Flexibilitätsoptionen auf der Zeitschiene nach den Kriterien Bedarf und Kosteneffi-
zienz (ohne Berücksichtigung von Netzrestriktionen). Quelle: (Krzikalla et al. 2013) 
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Der EE-Ausbau, der sich in Deutschland überwiegend auf die wetterabhängigen Erzeuger Windener-
gie und PV stützen wird, erfordert den Einsatz von Flexibilitätsoptionen. Es wurde dargestellt, dass es 
eine Reihe von möglichen Flexibilitätsoptionen gibt. Im Fokus dieser Arbeit steht die Power-to-Heat-
Anwendung in der Fernwärmeversorgung. Daher soll im Folgenden näher auf die Rolle der KWK und 
die Flexibilisierung der Fernwärmeversorgung mit Wärmespeichern eingegangen werden, bevor im 
dann folgenden Abschnitt auf die Power-to-Heat-Technologie näher eingegangen wird. 
2.2 Fernwärmeversorgung in Deutschland 
In dieser Arbeit wird der Einsatz der Power-to-Heat-Technologie in der Fernwärmeversorgung be-
trachtet. Daher soll in diesem Abschnitt eine Übersicht zur Fernwärmeversorgung Deutschlands be-
reitgestellt werden und eine Einordnung in den Wärmesektor erfolgen. Weiterhin wird auf wesentli-
che Technologien für die Fernwärmeversorgung (KWK-Anlagen, Heizwerke und Wärmespeicher), die 
für diese Arbeit von zentraler Bedeutung sind, näher eingegangen. 
2.2.1 Einordnung der Fernwärme in den Wärmesektor 
Im Jahr 2015 betrug der Endenergieverbrauch in Deutschland 8.877 PJ (AGEB 2016a). Davon entfiel 
rund die Hälfte auf den Wärmesektor, 30 % auf den Verkehrssektor und 21 % auf den Stromsektor. 
Den größten Anteil am Endenergieverbrauch im Wärmebereich hat die Raumwärme mit 27 %, ge-
folgt von der Prozesswärme mit 22 % (vgl. Abbildung 2-5). Warmwasser hat mit 5 % am Endenergie-
verbrauch einen vergleichsweise kleinen Anteil im Wärmesektor. (BMWi 2016a) 
 
Abbildung 2-5: Energieverbrauch nach Anwendungsbereichen in Deutschland 2014. Quelle: Eigene Darstel-
lung nach (BMWi 2016a) 
Abbildung 2-6 zeigt die Beheizungsstruktur im deutschen Gebäudebestand. Fast die Hälfte der Wär-
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nur einen sehr kleinen Anteil aus (3 % für Nachtspeicherheizungen und 2 % für Elektrowärmepum-
pen). Fernwärme erreichte im Jahr 2015 einen Anteil von 14 %. Dieser Anteil ist in den letzten Jahren 
kontinuierlich, wenn auch geringfügig, gewachsen. (Statista 2016) 
 
Abbildung 2-6: Beheizungsstruktur des Wohnungsbestandes in Deutschland im Jahr 2015. Quelle: Eigene 
Darstellung nach (Statista 2016) 
Wie Abbildung 2-7 zeigt, gibt es z. B. mit Dänemark, Polen oder Tschechien europäische Länder mit 
einer noch deutlich höheren Dichte an Fernwärmesystemen als in Deutschland. 
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Mit Fernwärme wird die Wärmeversorgung von Gebäuden über ein Fernwärmenetz bezeichnet, das 
von zentralen Wärmeerzeugern (Heizkraftwerke, Heizwerke) gespeist wird (Konstantin 2013). In 
Deutschland sind heute fast 21.000 km an Fernwärmeleitungen verlegt. Im Jahr 2014 wurden 278 PJ 
an Wärme in die Fernwärmenetze eingespeist und 242 PJ an die Verbraucher abgegeben. Die Verlus-
te liegen damit bei 13 %. (AGFW 2015) 
Der Vorteil der Fernwärmeversorgung liegt jedoch in der Möglichkeit, viele Verbraucher zentral zu 
versorgen. Insbesondere kann durch die Nutzung der Kraft-Wärme-Kopplung eine effizientere Ener-
giebereitstellung gegenüber der ungekoppelten Erzeugung erreicht werden. Während bei einem 
konventionellen Kraftwerk der eingesetzte Brennstoff unter hohen Wärmeverlusten in Strom umge-
wandelt wird, kann die Abwärme bei Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen bis zu einem gewissen Grad 
noch genutzt werden (Erdmann und Dittmar 2010). 
Die größten deutschen Fernwärmenetze befinden sich in den Großstädten Berlin, Hamburg und 
München. Historisch bedingt gibt es aber in den östlichen Bundesländern eine höhere Durchdringung 
mit Fernwärme im Vergleich zu den westlichen Bundesländern. (AGFW 2015) 
Vor diesem Hintergrund und der Tatsache, dass gerade die ostdeutschen Bundesländern bereits heu-
te regional betrachtet einen deutlich höheren EE-Anteil im Vergleich zum Bundesdurchschnitt auf-
weisen (Götz et al. 2013a), richtet sich die vorliegende Analyse besonders auf den Einsatz von Elekt-
rokesseln in größeren Fernwärmenetzen in Ostdeutschland. 
Der Wärmebedarf der an ein Fernwärmenetz angeschlossenen Verbraucher wird typischerweise mit 
einer Kombination aus unterschiedlichen Technologien gedeckt. Den größten Beitrag liefern zumeist 
Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen. In Spitzenlastzeiten werden typischerweise zusätzlich Heizwerke 
eingebunden. Wärmespeicher ermöglichen darüber hinaus eine zeitliche Entkopplung der Strom- 
und Wärmeerzeugung in einer KWK-Anlage vom Wärmebedarf. Im Folgenden wird näher auf diese 
drei Technologien eingegangen. Auf die Power-to-Heat-Technologie, auf der der Schwerpunkt der 
Arbeit liegt, wird separat in Kapitel 2.3 eingegangen. 
2.2.2 Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen 
Im Jahr 2014 lieferten Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen etwa 83 % der Wärme, die über Fernwärme-
netze verteilt wurde (AGFW 2015). Sie stellen damit die zentrale Erzeugungstechnologie dar. 
In Kraft-Wärme-Kopplungsanlagen wird gleichzeitig Strom und Wärme erzeugt. Hierbei werden ver-
schiedene Technologien unterschieden. Für kleinere Anwendungen werden Blockheizkraftwerke 
(BHKW) mit Verbrennungsmotor, Mikrogasturbinen oder Brennstoffzellen eingesetzt. Für große 
Fernwärmenetze eignen sich dagegen Dampfkraftwerke (DKW), Gasturbinen- (GT) und Gas- und 
Dampfturbinenkraftwerke (GuD-Kraftwerke). 
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Dampfkraftwerke können grundsätzlich mit unterschiedlichen Brennstoffen gefeuert werden. Aus 
Kostengründen wird hier typischerweise Kohle eingesetzt. Es gibt aber auch Biomasseheizkraftwerke 
oder Müllverbrennungsanlagen. Dampfkraftwerke können als Gegendruck-Anlage oder als Entnah-
mekondensations-Anlage ausgeführt sein. Während bei einer Gegendruckanlage ein festes Verhältnis 
zwischen Strom- und Wärmeerzeugung den Betrieb bestimmt, lassen sich bei Entnahmekondensati-
onsanlagen die Strom- und Wärmeerzeugung in bestimmten Grenzen voneinander entkoppeln, was 
einen flexibleren Betrieb ermöglicht. Gasturbinenheizkraftwerke werden häufig in der Industrie aber 
auch in der Fernwärmeerzeugung (meist für die Spitzenlast) eingesetzt. In einem Gas- und Dampftur-
binenkraftwerk wird das heiße Abgas aus der Gasturbine eingesetzt, um über einen nachgeschalteten 
Abhitzekessel diese Energie noch zu nutzen. Die nachgeschaltete Dampfturbine kann als Gegendruck- 
oder Entnahmekondensationsprozess ausgeführt sein, so dass sich auch hier Unterschiede in Bezug 
auf die Flexibilität ergeben. (Christidis et al. 2017; Konstantin 2013) 
Wie Abbildung 2-8 zeigt, wird der größte Anteil der Netto-Wärmeerzeugung in Dampfkraftwerken 
mit Entnahmekondensationsprozess (DTEK) bereitgestellt (36 %). Mit 18 % ist der Anteil der Dampf-
kraftwerke mit Gegendruckprozess (DTGD) nur rund halb so groß wie der Anteil der Dampfkraftwer-
ke mit Entnahmekondensationsprozess und immer noch etwas höher als der Anteil der GuD-Anlagen 
mit Gegendruckprozess (GuDGD) mit 15 %. Gasturbinen (3 %) und GuDs mit Entnahmekondensati-
onsprozess (6 %) haben geringere Anteile an der Fernwärmeversorgung. Der Anteil von BHKWs ist 
noch etwas geringer als der der GuDs mit Entnahmekondensationsprozess. (AGFW 2015) 
 
Abbildung 2-8: Anzahl der Unternehmens-eigenen Anlagen der Fernwärmeversorger und Anteile an der Net-
to-Wärmeerzeugung. Quelle: Eigene Darstellung nach (AGFW 2015) 
Im Jahr 2014 wurde jeweils zu rund einem Drittel Erdgas bzw. Steinkohle für KWK-Anlagen eingesetzt 
(vgl. Abbildung 2-9). Das restliche Drittel setzt sich aus Braunkohle, Müll und Biomasse zusammen. 
(AGFW 2015) 
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Abbildung 2-9: Anteile des Brennstoffeinsatzes für die Strom- und Wärmeerzeugung in Heizkraftwerken ein-
schließlich Fremdbezug. Quelle: Eigene Darstellung nach (AGFW 2015) 
2.2.3 Heizwerke 
Heizwerke werden in Ergänzung zu KWK-Anlagen für Spitzenlasten im Fernwärmenetz eingesetzt und 
stellten 2014 rund 16 % der Netto-Wärmeerzeugung bereit (vgl. Abbildung 2-8). Wie Abbildung 2-10 
zeigt, wurde 2014 in Heizwerken zum überwiegenden Teil (69 %) Erdgas eingesetzt. Mit 18 % folgt 
Müll, während Steinkohle (5 %), Öl (4 %), Biomasse (3 %) und Braunkohle (1 %) nur einen sehr gerin-
gen Anteil haben. 
 
Abbildung 2-10: Anteile der Brennstoffwärme für die in Heizwerken erzeugte Wärme einschließlich Fremd-
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2.2.4 Wärmespeicher 
Wärmespeicher dienen der zeitlichen Entkopplung des Betriebs der KWK-Anlage vom Wärmebedarf 
und ermöglichen dadurch eine stromgeführte Fahrweise von KWK-Anlagen. Ein Wärmespeicher kann 
die Volllaststunden der KWK-Anlage erhöhen und damit deren Erzeugungskosten senken, da die fixen 
Betriebskosten auf mehr Betriebsstunden umgelegt werden können. (Agora Energiewende 2014a) 
Wärmespeicher lassen sich nach verschiedenen Kriterien differenzieren. Abhängig vom gewählten 
Arbeitsprinzip werden sensible, latente und thermochemische Speicher unterschieden. Thermoche-
mische Wärmespeicher nutzen reversible chemische Reaktionen von Stoffen und haben eine hohe 
Energiedichte. Latente Wärmespeicher nutzen den Wechsel des Aggregatzustandes des Speicherme-
diums, während sensible Wärmespeicher auf dem Prinzip der Temperaturänderung des Speicherme-
diums beruhen. Sensible Wärmespeicher haben zwar eine vergleichsweise geringere Energiedichte, 
weisen jedoch den höchsten Entwicklungsstand auf und sind am kostengünstigsten. (Sterner und 
Stadler 2014) 
Im Kontext der Fernwärmeversorgung werden heute typischerweise sensible Wärmespeicher mit 
Wasser als Speichermedium verwendet. Diese werden nach drucklosen und Druckspeichern unter-
schieden. Bei einem drucklosen Speicher liegt die Wassertemperatur maximal knapp unter 100 °C. 
Druckspeicher werden dagegen eingesetzt, um Heißwasser bei Temperaturen über 100 °C zu spei-
chern. Hierfür ist eine Druckaufladung des Speichers nötig, um das Sieden des Wassers im Speicher-
kopf zu vermeiden. Der Vorteil von drucklosen Speichern liegt insbesondere an der starken Kosten-
degression der volumenspezifischen Investitionskosten, da sie aus einem einzigen Behälter bestehen, 
der mit zunehmender Größe ein immer besseres Verhältnis zwischen der Oberfläche und dem Volu-
men erreicht. Druckspeicher werden dagegen modular aus einzelnen, kleineren, straßentransportfä-
higen Behältern zusammengesetzt. (Agora Energiewende 2014a; Christidis et al. 2017) 
Investitionen in Wärmespeicher erfolgen heute aus folgenden Gründen (Agora Energiewende 
2014a): 
 Überbrückung von längeren Zeiten mit geringen Strompreisen (Wochenenden, insbesondere 
im Sommer) 
 Überbrückung des durch die Photovoltaikeinspeisung verursachten Mittagstals (Vermeidung 
von zweifachen Anfahrkosten) 
 Entkopplung der Strom- und Wärmeerzeugung für die Teilnahme am Regelleistungsmarkt 
 Vermeidung des Einsatzes von teuren Spitzenkesseln 
 Einbindung von industrieller Abwärme sowie zukünftig von auf EE basierenden Wärmeerzeu-
gern (z. B. Solarthermie) 
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Wärmespeicher sind zwar technisch nicht zwangsweise für die Einbindung der Power-to-Heat-
Technologie notwendig, aber sie erweitern den Flexibilitätsspielraum zusätzlich und werden in dieser 
Arbeit deshalb mit betrachtet. 
Im Rahmen des Kraft-Wärme-Kopplungs-Gesetzes werden Wärmespeicher gefördert. Insbesondere 
durch die Förderung entstanden in den letzten Jahren Wärmespeicher in zahlreichen Fernwärmenet-
zen (vgl. Tabelle 2-1). (Agora Energiewende 2014a; Christidis et al. 2017) 
Tabelle 2-1: Bestehende Wärmespeicher in der Fernwärmeversorgung in Deutschland. Quelle: (Christidis et 
al. 2017) 
 
2.3 Power-to-Heat-Anlagen in der Fernwärmeversorgung 
Nachdem ein Überblick über die Fernwärmeversorgung in Deutschland gegeben wurde, soll in die-
sem Abschnitt der Fokus auf der Vorstellung der Power-to-Heat-Technologie liegen. Hierfür werden 
zunächst unterschiedliche Technologien vorgestellt. Danach werden mögliche Anwendungsfelder für 
Power-to-Heat-Anlagen erläutert. Abschließend wird auf die Kostenstruktur der Technologie einge-
gangen. 
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2.3.1 Mögliche Technologieausprägungen von Power-to-Heat 
Sterner und Stadler (2014) definieren Power-to-Heat4 als ein „Hybridsystem, das aus Strom direkt 
oder indirekt Wärme erzeugt und zusätzlich über mindestens einen Wärmeerzeuger auf Basis eines 
chemischen Energieträgers (Gas, Holz etc.) verfügt“ (vgl. auch (Agora Energiewende 2014a)). Im Kon-
text dieser Definition werden damit monovalente Systeme wie klassische Nachtspeicherheizungen 
ausgeschlossen. Dies geschieht vor dem Hintergrund, dass bei einer Nachtspeicherheizung zwangs-
weise immer Strom zum Heizen benötigt wird, auch dann, wenn ggf. nicht ausreichend Strom aus EE 
zur Verfügung steht. Dagegen können bei hybriden Heizsystemen je nach Verfügbarkeit Strom aus EE 
oder auch chemische Energieträger eingesetzt werden. 
Es wird grundsätzlich zwischen einer direkten Stromnutzung durch elektrische Widerstandsheizungen 
(Heizstäbe) und Elektroheizkessel und der indirekten Nutzung durch (Groß-)Wärmepumpen unter-
schieden (Sterner und Stadler 2014). Wärmepumpen verfügen über eine sehr hohe Effizienz bei 
gleichzeitig aber auch vergleichsweise hohen Investitionskosten. Für sie ist daher der Betrieb in we-
nigen Stunden des Jahres nicht wirtschaftlich. Aus diesem Grund werden im Folgenden Wärmepum-
pen nicht weiter betrachtet, da der Fokus in dieser Arbeit auf dem Einsatz der Power-to-Heat-
Technologie für kurzzeitige Stromüberschüsse liegt. (ETG Task Force Wärmemarkt 2015) 
Für die Umwandlung von Strom zu Wärme stehen verschiedene Technologien zur Verfügung. Im de-
zentralen Bereich auf Niedertemperaturebene finden Heizstäbe und Heizpatronen Anwendung (Ago-
ra Energiewende 2014a; ETG Task Force Wärmemarkt 2015). Da der Fokus dieser Arbeit aber auf 
dem großskaligen Einsatz der Power-to-Heat-Technologie liegt, sind hier insbesondere Elektroden-
heizkessel relevant. Bevor diese vorgestellt werden, sollen kurz Elektroströmungserhitzer erklärt 
werden, die im kleinskaligen Maßstab in den letzten Jahren gebaut wurden. 
Abbildung 2-11 zeigt den Aufbau eines Elektroströmungserhitzers, wie er beispielsweise bei den 
Stadtwerken Delitzsch oder München eingebaut wurde. Diese bestehen aus einem Druckbehälter, in 
den Wasser über einen Eintrittsstutzen hineinfließt und über einen Austrittsstutzen herausfließt 
(Strömungsrohr). In dem Strömungsrohr befinden sich die Heizelemente, die sich bei Stromfluss 
durch den hohen elektrischen Widerstand des Chrom-Nickel-Werkstoffes (CrNi) aufheizen. Der ther-
mische Wirkungsgrad eines Elektroströmungserhitzers liegt bei 99 %. (ETG Task Force Wärmemarkt 
2015)  
Elektroströmungserhitzer sind sehr schnell und gut regelbar und können dadurch sehr dynamisch be-
trieben werden (Pieper et al. 2015). 
                                                          
4
 Lund et al. (2015) nutzen anstelle des Begriffes „Power-to-Heat“ den Begriff „electricity-to-thermal“ (E2T) für 
die gleiche Idee. 
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Abbildung 2-11: Elektroströmungserhitzer der Firma OhmEx. Quelle: (OhmEx) 
Elektrodenheizkessel können für die Erzeugung von Heißwasser oder Sattdampf eingesetzt werden. 
Sie bestehen aus einem inneren Kessel, der an Isolatoren an der Decke eines äußeren Kesselkörpers 
hängt (vgl. Abbildung 2-12). An der Kesseldecke hängen (abhängig von der Leistungsklasse) mindes-
tens drei Elektroden, die in den inneren Kessel hineinreichen. Durch den Stromfluss zwischen den 
Elektroden erhitzt sich das Wasser im inneren Kessel. Die Leistung des Kessels lässt sich dabei über 
die Höhe des Wasserstandes im inneren Kessel regulieren. Da eine gute Leitfähigkeit des Wassers die 
Voraussetzung für den Stromfluss ist, werden Elektrolyte eingesetzt. Über ein Niveaurohr fließt das 
erzeugte Heißwasser aus dem inneren Kessel in den unteren Bereich des äußeren Kessels. Von dort 
kann es in den Vorlauf eines Wärmeverbrauchers (Wärmenetz, Wärmetauscher oder Wärmespei-
cher) geleitet werden. Das Wasser aus dem Rücklauf wird mithilfe einer Umwälzpumpe zurück in den 
inneren Kessel geleitet, wo es wieder erhitzt werden kann. (ETG Task Force Wärmemarkt 2015) 
Elektrodenheizkessel decken den Leistungsbereich von etwa 5 MW bis ca. 50 MW ab. Für höhere 
Leistungen werden mehrere Anlagen modular zusammengeschlossen5. Der Betrieb eines Elektroden-
heizkessels erfolgt über einen Stromanschluss auf Mittelspannung mit 5 bis 20 kV. Der Vorteil der 
Technologie liegt in einem Wirkungsgrad von 99 % und der schnellen und präzisen Regelbarkeit. So 
sind ein Kaltstart innerhalb von 15 Minuten und ein Warmstart innerhalb von 30 Sekunden auf volle 
Leistung möglich. Zum Warmhalten des Kessels ist lediglich eine Mindestlast kleiner 1 % der Nenn-
leistung notwendig. (ETG Task Force Wärmemarkt 2015) 
                                                          
5
 Theoretisch sind auch höhere Leistungsklassen umsetzbar. Da die Fertigungskosten für höhere Leistungen und 
Drücke jedoch extrem ansteigen, ist ein modularer Zusammenschluss kleinerer Kessel wirtschaftlicher (ETG 
Task Force Wärmemarkt 2015). 
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Abbildung 2-12: Schematische Darstellung eines Elektrodenheizkessels zur Heißwassererzeugung. Quelle: 
(Parat 2016) 
2.3.2 Übersicht über aktuelle Projekte 
In den letzten Jahren wurden in Deutschland zahlreiche Elektrokessel installiert. Abbildung 2-13 zeigt 
für eine Auswahl an Projekten deren Standorte. Die Anlagen verteilen sich auf ganz Deutschland. 
 
Abbildung 2-13: Überblick zu Power-to-Heat-Projekten und Wärmespeichern in Deutschland. Quelle: (Kraft 
2016) 
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Tabelle 2-2: Überblick über Power-to-Heat-Anlagen in Deutschland. Quelle: Eigene Zusammenstellung aus 
(Agora Energiewende 2014a; Christidis et al. 2017; ETG Task Force Wärmemarkt 2015; Huther 2016; Kraft 
2014; Kühne 2016; Saatmann und Esterriedt 2016; Wiedemann 2015; Wiedemann und Sachse 2016; Wikipe-




Leistung in MWel 
(Aufteilung)
Typ Hersteller Regelzone
EnBW, KW Altbach ca. 1985 100 (2x50) Elektrodenkessel VAPEC TransnetBW
EnBW Heilbronn Anfang 90er 60 Elektrodenkessel TransnetBW
SW Lemgo, HKW Lemgo 2012 5 (1x5) Widerstandskessel Klöpper-Therm Tennet
SW Flensburg, HKW Flensburg 2012 30 (1x30) Elektrodenkessel BVA Tennet
Saarbrücken (VVS), HKW Süd 2013 10 (1x10) Elektrodenkessel Klöpper-Therm Amprion
KW Philippsburg 2013 5 (1x5) Elektrodenkessel Klöpper-Therm TransnetBW
SW Mainz, HKW Mainz/Wiesbaden 2013 10 (2x5) Widerstandskessel Klöpper-Therm Amprion
SW Schwerin, HKW Schwerin 2013 15 (3x5) Widerstandskessel Klöpper-Therm 50Hertz
EVO Offenbach, HKW Offenbach 2013 10 (2x5) Widerstandskessel Klöpper-Therm Amprion
ENRO Ludwigsfelde 2014 15 (1x15) Elektrodenkessel BVA 50Hertz
SW Tübingen, FHW Waldhäuser 2014 5 (1x5) Widerstandskessel Klöpper-Therm TransnetBW
E.On Shamrock, KW Shamrock 2014 60 (3x20) Elektrodenkessel BVA Amprion
SW München, HKW Süd 2014 10 (4x2,5) Widerstandskessel OhmEx Tennet
EEW Energy from Waste, Premnitz MVA 2014 20 (2x10) Elektrodenkessel Parat 50Hertz
Infraserv Hoechst, Frankfurt Hoechst 2014 40 (2x10) Elektrodenkessel Tennet
Energieservice Westfalen Weser, Bad 
Oeynhausen
2014 1,5 (1x1,5) Widerstandskessel Klöpper-Therm Tennet
Stadtwerke Delitzsch, BHKW Delitzsch 
Nord
2014 1,2 (1x1,2) Widerstandskessel OhmEx 50Hertz
Stadtwerke Forst 2014 0,55 (1x0,55) Widerstandskessel 50Hertz
Stadtwerke Detmold 2014 5 Tennet
Avacon Natur, MHKW Salzwedel 2015 6 (1x6) Elektrodenkessel BVA 50Hertz
N-Ergie Nürnberg 2015 50 (2x25) Elektrodenkessel Tennet
Mainova 2015 8 (2x4?) Widerstandskessel Tennet
TW Ludwigshafen 2015 10 (2x5) Widerstandskessel Amprion
FHW Neukölln 2015 10 (4x2,5) Widerstandskessel 50Hertz
BTB Berlin 2015 5 (2x2,5) Widerstandskessel Schniewindt 50Hertz
SW Dessau, Gaskraftwerk 2015 5 (1x5) Widerstandskessel Klöpper-Therm 50Hertz
Bioenergie Taufkirchen 2015 6,1 (1x5,5+ 1x0,6) Widerstandskessel Klöpper-Therm Tennet
SW Augsburg 2015 10 (4x2,5) Widerstandskessel OhmEx Amprion
SW Kiel, Hasselfelde 2015 30 (1x30) Elektrodenkessel BVA Tennet
SW Augsburg 2015 0,6 (1x0,6) Widerstandskessel Klöpper-Therm Amprion
SW Münster, HKW Hafen 2015 22 (1x22) Elektrodenkessel BVA Amprion
SW Jena 2016 4 (1x4) Widerstandskessel Klöpper-Therm 50Hertz
SW Norderstedt, Kielortring 2016 1,2 (1x1,2) Widerstandskessel Klöpper-Therm Tennet
SW Norderstedt, Schwimmbad Arriba 2016 1,2 (1x1,2) Widerstandskessel Klöpper-Therm Tennet
SW Lübeck, Energiebunker 2016 2,5 (1x2,5) Widerstandskessel Klöpper-Therm Tennet
SW Lübeck, HKW CGS 2016 2 (1x2) Widerstandskessel Klöpper-Therm Tennet
SW Bielefeld, HKW Mitte 2016 20 (2x10) Elektrodenkessel Parat Tennet
EW Postdam 2016 20 (2x10) Elektrodenkessel 50Hertz
Stadtwerke Neumünster 2016 20 Elektrodenkessel Tennet
Südzucker Zeitz 2016 10 (1x10) 50Hertz
Stadtwerke Amberg 2016 1,5 Widerstandskessel Tennet
K+S KALI Zielitz 2016 15 50Hertz
enercity Hannover Planung 30 (offen) offen Tennet
Stadtwerke Aachen, Heizkraftwerk Planung 5 (1x5) Widerstandskessel Klöpper-Therm Amprion
MHKW Wuppertal Planung 1,5 (1x1,5) Widerstandskessel Klöpper-Therm Amprion
Stadtwerke Greifswald Planung 5 50Hertz
Gemeinde Trommetsheim, Biogasanlage 0,4 Durchflusserhitzer Tennet
E.ON Ebersberg 1,2 Widerstandskessel Tennet
E.ON Unterhaching 1,2 Widerstandskessel Tennet
E.ON Puchheim 3,6 Widerstandskessel Tennet
Gemeinde Bad Staffelstein, Biogasanlage Durchflusserhitzer Tennet
Heatpool, Bad Lausick Freizeitbad 50Hertz
20 Die Power-to-Heat-Technologie als Flexibilisierungsoption für die Energiewende  
In obiger Tabelle 2-2 wird ein aktueller Überblick über alle Projekte gegeben, die recherchiert werden 
konnten. Die installierte Leistung beträgt insgesamt 669,75 MWel. Mit 538 MWel haben Elektroden-
kessel zwischen 5 und 50 MWel den größten Anteil. Widerstandskessel haben durch ihre geringere 
Größe nur einen kleineren Anteil und werden häufig mit bis zu vier einzelnen Modulen kombiniert 
eingesetzt, wobei die Einzelleistung zwischen 0,55 und 5,5 MWel liegt. Abgesehen von Elektrodenkes-
seln der EnBW in Heilbronn und Altbach mit zusammen 160 MWel, wurden alle anderen Projekte erst 
ab 2012 umgesetzt. Die Stadtwerke Lemgo waren 2012 der Pionier mit einem 5 MW Widerstands-
kessel. Im Jahr 2013 folgten bereits fünf weitere Projekte mit insgesamt 50 MW, während es 2014 
bereits 158,25 MW waren. Mit 162,7 MW kam 2015 noch einmal etwas mehr Leistung dazu als 2014. 
Trotzdem sich in dieser Zeit bereits eine gewisse Marktsättigung bei der Hauptvermarktungsoption 
(negative Sekundärregelleistung) eingestellt hatte, wurden 2016 noch Projekte mit einer Leistung 
von annähernd 100 MW realisiert. Aktuell sind auch noch Projekte mit einer Leistung von 41,5 MW in 
der Planung. Vattenfall hat zudem bereits angekündigt, bis 2020 in Berlin 100 MW an Power-to-Heat-
Anlagen am Standort Reuter realisieren zu wollen (Vattenfall 2015a). 
2.3.3 Investitionskosten und variable Betriebskosten 
Im Folgenden soll näher auf die Kostenseite der Power-to-Heat-Anlagen eingegangen werden. In Ta-
belle 2-3 werden Investitionskosten für einige Power-to-Heat-Projekte dargestellt. 
Tabelle 2-3: Veröffentlichte Investitionskosten für Power-to-Heat-Projekte. Quelle: (Kraft 2014; Vattenfall 















SW Lemgo 2012 5 1x5 Widerstandskessel 900.000 180 
SW Flensburg 2012 30 1x30 Elektrodenkessel 2.000.000 67 
SW Schwerin 2013 15 3x5 Widerstandskessel 2.500.000 167 
SW Tübingen 2014 5 1x5 Widerstandskessel 600.000 120 
SW München 2014 10 4x2,5 Widerstandskessel 1.000.000 100 
SW Delitzsch 2014 1,2 1x1,2 Widerstandskessel 250.000 208 
FHW Neukölln 2015 10 4x2,5 Widerstandskessel 1.700.000 170 
 
Für das Projekt der Stadtwerke Bielefeld (2 mal 10 MW Elektrodenkessel) werden insgesamt 2,7 Mio. 
Euro als Investitionskosten angegeben (Energieagentur NRW 2016). Diese beinhalten allerdings auch 
die Kosten für zwei neue 380.000 Liter Wärmespeicher. In Abbildung 2-14 sind die spezifischen Kos-
ten in Abhängigkeit der installierten Leistung dargestellt. Es zeigt sich eine deutliche Kostendegressi-
on mit steigender installierter Leistung. 
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Abbildung 2-14: Spezifische Investitionskosten in Abhängigkeit der installierten Leistung sowie exponentielle 
Fit-Funktion (*: SW Bielefeld inkl. Wärmespeicher). Quelle: Eigene Darstellung nach (Energieagentur NRW 
2016; Kraft 2014; Vattenfall 2015b; Wohlgemuth 2014) 
In der Literatur werden für die Investitionskosten Spannen zwischen 75 und 150 Euro/kWel für Elekt-
rokessel in der Fernwärmeversorgung bzw. 100 bis 200 Euro/kWel für Hochtemperatur-
Prozesswärme in der Industrie angegeben (Agora Energiewende 2014a; Energinet.dk 2012). Sofern 
der bestehende Netzanschluss für die Leistung des Elektrokessels nicht ausreicht und die Anschluss-
leistung erhöht werden muss, ist der Netzbetreiber berechtigt, einen Baukostenzuschuss zu verlan-
gen. Dieser kann zwischen 25 und 150 Euro/kWel betragen. Für die Fernwärmeversorgung ergibt sich 
somit eine Bandbereite von 100 bis 300 Euro/kWel. 
Neben den einmaligen Investitionskosten für Elektrokessel, Transformator und Einbindung in das 
Fernwärmenetz fallen jährlich fixe Betriebskosten etwa für die Netznutzung sowie Mes-
sung/Abrechnung an. Diese liegen für einen beispielhaften Fall bei 18,66 Euro/kWel (Götz et al. 
2013b). 
Im heutigen regulatorischen Rahmen sind Power-to-Heat-Anlagen als Letztverbraucher klassifiziert 
(Agora Energiewende 2014a). Aus diesem Grund wird der Strombezug in der Regel mit allen Steuern, 
Abgaben und Umlagen belastet. Dies sind konkret: 
 Netzentgelte, 
 weitere netzentgeltbezogene Bestandteile: 
o Umlage nach § 26 des Kraft-Wärme-Kopplungsgesetzes/KWKG 2016 (KWK-Umlage), 
o Umlage nach § 17f des Energiewirtschaftsgesetzes/EnWG (Offshore-Haftungs-
umlage), 
o Umlage nach § 19 der Stromnetzentgeltverordnung/StromNEV (StromNEV-Umlage), 
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o Konzessionsabgabe, 
 Umlage nach § 61 EEG 2014 (EEG-Umlage), 
 Stromsteuer, 
 Umsatzsteuer (aufgrund der Vorsteuerabzugsberechtigung von Energieversorgern hier nicht 
weiter diskutiert). 
Im Folgenden soll näher auf die einzelnen Strompreisbestandteile eingegangen werden. 
Netzentgelte werden zur Finanzierung der Stromnetzinfrastruktur sowie für die Bereitstellung von 
Systemdienstleistungen erhoben (§ 4 Stromnetzentgeltverordnung – StromNEV). Die Höhe richtet 
sich nach verschiedenen Kriterien wie der Anschlussnetzebene, dem Jahresverbrauch bzw. der Spit-
zenlast aber auch dem Standort. So variieren die Netzentgelte regional deutlich. Insbesondere in den 
ostdeutschen Bundesländern sind sie durch die Modernisierungsmaßnahmen nach 1990 und eine ge-
ringere Auslastung deutlich höher als in den westlichen Bundesländern (vgl. Abbildung 2-15). (BNetzA 
2016) 
 
Abbildung 2-15: Strom-Netzentgelte von Netzbetreibern in der Zuständigkeit der Bundesnetzagentur für in-
dustrielle Verbraucher mittlerer Größe mit einem Verbrauch zwischen 500 und 2.000 MWh. Quelle: (BNetzA 
2016) 
Wie Abbildung 2-16 zeigt, sind die Netzentgelte in den letzten Jahren nicht unerheblich angestiegen. 
Der Anstieg resultiert dabei aus steigenden Kosten für die Integration der EE (Netzausbau) und die 
Versorgungssicherheit (BNetzA 2016). Für Betreiber von Power-to-Heat-Anlagen kann über § 19 
Abs. 2 S. 1 StromNEV bei einem netzdienlichen Nutzungsverhalten eine Reduktion des Netzentgeltes 
begründet werden. Diese greift, wenn „der Höchstlastbeitrag eines Letztverbrauchers vorhersehbar 
erheblich von der zeitgleichen Jahreshöchstlast aller Entnahmen aus dieser Netz- oder Umspannebe-
ne abweicht“ (Agora Energiewende 2014a). 
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Abbildung 2-16: Entwicklung der Netzentgelte von 2006 bis 2015 für drei exemplarische Abnahmefälle . Quel-
le: (BNetzA und Bundeskartellamt 2015) 
Die KWK-Umlage wird bundesweit für die Finanzierung des Ausbaus von KWK-Anlagen erhoben 
(§ 26 KWKG). Im Jahr 2016 betrug sie 0,406 Cent/kWh für Letztverbraucher bis 1.000 MWh Jahres-
verbrauch (Kategorie A‘). Für Letztverbraucher mit einem Jahresverbrauch über 1.000 MWh betrug 
sie nur 0,03 Cent/kWh, wenn sie dem produzierenden Gewerbe angehören und deren Stromkosten 
4 % des Umsatzes übersteigen (Kategorie C‘), sonst 0,04 Cent/kWh (Kategorie B‘). (50Hertz Transmis-
sion GmbH et al. 2016a) 
Die sogenannte Offshore-Haftungsumlage wird nach § 17f EnWG von den Übertragungsnetzbetrei-
bern für Kosten durch Entschädigungszahlungen an Offshore-Windkraftbetreiber bei Verzögerungen 
bei der Netzanbindung erhoben. Im Jahr 2016 betrug sie für die Letztverbraucherkategorie A‘ 
0,04 Cent/kWh, für Kategorie B‘ 0,027 Cent/kWh und für die Kategorie C‘ 0,025 Cent/kWh. (50Hertz 
Transmission GmbH et al. 2015d) 
Sofern örtlichen Netzbetreibern Erlöse entgehen, weil Letztverbraucher in ihrem Versorgungsgebiet 
individuelle, niedrigere Netzentgelte erhalten, müssen die Übertragungsnetzbetreiber dies ausglei-
chen. Die sogenannte StromNEV-Umlage nach § 19 StromNEV betrug 2016 für Letztverbraucher der 
Kategorie A‘ 0,378 Cent/kWh, für die Kategorie B‘ 0,050 Cent/kWh sowie für die Kategorie C‘ 
0,025 Cent/kWh. (50Hertz Transmission GmbH et al. 2015e) 
Kosten, die den Übertragungsnetzbetreibern aus der Inanspruchnahme von abschaltbaren Lasten 
entstehen, werden seit dem 1.1.2014 über einen bundesweiten Ausgleich auf alle Letztverbraucher 
umgelegt. Im Gegensatz zu obigen Umlagen werden bei dieser Umlage keine Belastungsgrenzen be-
rücksichtigt, so dass alle Letztverbraucher den gleichen Satz von 0,006 Cent/kWh im Jahr 2016 zu 
zahlen hatten. (Netztransparenz.de 2014) 
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Für die Benutzung von öffentlichen Straßen und Wegen zur Verlegung von Stromleitungen müssen 
Netzbetreiber an die Gemeinden eine Konzessionsabgabe abführen (§ 1 Abs. 2 Konzessionsabgaben-
verordnung - KAV). Konzessionsabgaben sind regional sehr unterschiedlich und werden von jeder 
Gemeinde individuell festgelegt. Abhängig von der Einwohnerzahl gibt § 2 KAV jedoch Obergrenzen 
für die Konzessionsabgabe vor. Diese liegen für Kleinstädte (bis 25.000 Einwohner) bei 
1,32 Cent/kWh und steigen mit der Einwohnerzahl bis auf maximal 2,39 Cent/kWh für Großstädte ab 
500.000 Einwohner. Nach §2 Abs. 2 und 3 KAV müssen Sondervertragskunden, worunter Power-to-
Heat-Anlagenbetreiber zu zählen wären, jedoch nur maximal 0,11 Cent/kWh zahlen. Im Fall, dass die 
Stromversorgung des Elektrokessels nicht über Leitungen der allgemeinen Versorgung erfolgt, son-
dern mit einer direkten Leitung aus einem Kraftwerk, fällt die Konzessionsabgabe nicht an (Agora 
Energiewende 2014a). 
Die EEG-Umlage wird von Letztverbrauchern für die Kosten erhoben, die aus der Zahlung von Ein-
speisevergütungen bzw. der Marktprämie an EE-Anlagen von den Übertragungsnetzbetreibern resul-
tieren. Abbildung 2-17 zeigt die Entwicklung der EEG-Umlage über die letzten 20 Jahre. Für das Jahr 
2017 erreicht sie ein neues Allzeithoch mit 6,88 Cent/kWh (Netztransparenz.de 2016). 
 
Abbildung 2-17: Entwicklung der EEG-Umlage. Quelle: (BDEW 2016; Netztransparenz.de 2016) 
Seit dem im August 2014 in Kraft getretenen EEG 2014 fällt eine anteilige Zahlung der EEG-Umlage 
für Strom zur Eigenversorgung an, von der nur Bestandsanlagen befreit sind (§ 61 EEG 2014). Dieser 
Anteil ist auf 30 % für den Zeitraum vom 1.8.2014 bis 31.12.2015, 35 % für das Jahr 2016 und 40 % ab 
dem 1.1.2017 festgelegt. Dies trifft dann auch auf Strombezug von KWK-Anlagen zur Eigenversor-
gung zu (Christidis et al. 2017; Weinreich 2015). 
Nach § 1 Stromsteuergesetz ist für den Verbrauch von elektrischen Strom grundsätzlich die Strom-
steuer in Höhe von 20,50 Euro/MWh (§ 3) zu zahlen. Nach § 9b StromStG können nur Unternehmen 
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des produzierenden Gewerbes eine Reduktion des Steuersatzes beanspruchen, was für den Einsatz in 
der Fernwärmeversorgung jedoch nicht zutreffend wäre (Agora Energiewende 2014a). 
Abhängig davon, ob eine Power-to-Heat-Anlage ihren Strom aus einem öffentlichen Netz bezieht und 
ob der Strom aus einer eigenen Stromerzeugungsanlage (z. B. KWK-Anlage) stammt, unterscheidet 
Agora Energiewende (2014a) drei mögliche Konstellationen (s. auch Abbildung 2-18): 
a) Fremdbezug von Strom: Sämtliche staatlich induzierten Entgelte, Abgaben, Umlagen und 
Steuern sind zu zahlen. 
b) Bei Stromeigenerzeugung: Sofern allgemeine Stromnetze genutzt werden und die Erzeugung 
und Verbrauch im räumlichen Zusammenhang erfolgen, sind alle Strompreisbestandteile so-
wie seit 1.8.2014 die anteilige EEG-Umlage zu tragen. 
c) Bei Stromeigenerzeugung: Wenn keine Netze der allgemeinen Versorgung genutzt werden, 
fällt nur die Stromsteuer und seit 1.8.2014 die anteilige EEG-Umlage an. 
 
Abbildung 2-18: Anfallende Strompreisbestandteile möglicher Power-to-Heat-Strombezugskonzepte. Quelle: 
Darstellung aus Abbildung 3-1 aus (Agora Energiewende 2014a) angepasst um anteilige Zahlung der EEG-
Umlage nach EEG 2014 
Für das dargestellte Beispiel betragen die Stromnebenkosten im Fall des Fremdbezugs etwa 120 Eu-
ro/MWh. Seit 1.8.2014 ist die anteilige EEG-Umlage zusätzlich bei Eigenstromnutzung zu zahlen und 
diese wurde für die Abbildung mit 30 % der EEG-Umlage von 2014 (6,24 Cent/kWh), also 
1,87 Cent/kWh angenommen. Bei Strom aus Eigenerzeugung lägen die Kosten demnach bei rund 
75 Euro/MWh bei Nutzung des Stromnetzes der allgemeinen Versorgung bzw. 39 Euro/MWh ohne 
Nutzung des öffentlichen Netzes. 
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Im Fall der Bereitstellung von negativer Regelleistung ist von Fremdstrombezug auszugehen, so dass 
hier grundsätzlich alle Strompreisbestandteile zu zahlen sind (Agora Energiewende 2014a). 
In der Praxis muss für jedes Power-to-Heat-Projekt im Einzelfall geprüft werden, welche Strompreis-
bestandteile in welcher Höhe zu zahlen sind, da hierbei viele Faktoren berücksichtigt werden müssen 
(Agora Energiewende 2014a). 
Ein weiterer Punkt, der bei der Nutzung von Wärme aus Power-to-Heat-Anlagen beachtet werden 
muss, ist der Primärenergiefaktor der Fernwärme. Mithilfe des Primärenergiefaktors wird beschrie-
ben, wie groß der Bedarf an Primärenergie ist, der sich aus vorgelagerten Prozessketten außerhalb 
der Systemgrenze bei der Gewinnung, Umwandlung und Verteilung eines Energieträgers ergibt. Die 
Energieeinsparverordnung (EnEV) setzt Grenzen an die Primärenergiefaktoren für Neubauten 
(Wohngebäude und Nichtwohngebäude), die nicht überschritten werden dürfen. Gemäß Arbeitsblatt 
AGFW FW 309 Teil 1 zur energetischen Bewertung von Fernwärme werden für die Berechnung des 
Primärenergiefaktors in einem Wärmeversorgungssystem entweder der Primärenergiefaktor des Be-
zugsmixes, wenn keine KWK-Anlage in das System einspeist, oder ansonsten der Verdrängungs-
mixfaktor verwendet (AGFW 2014a). Durch den steigenden Anteil an EE im Stromsektor wurde der 
Primärenergiefaktor von Strom in den letzten Jahren von ursprünglich 3,0 auf mittlerweile 1,8 (seit 
1.1.2016) gesenkt. Trotzdem ist er damit noch deutlich höher als der von Wärme aus KWK-Anlagen 
mit 0,7. Durch den Einsatz der Elektrokessel kann sich der Primärenergiefaktor somit verschlechtern. 
Dies wird insbesondere dann relevant, wenn die Wärme aus der Power-to-Heat-Anlage einen nen-
nenswerten Anteil an der Wärmelastdeckung einnimmt. Sofern der Primärenergiefaktor zu hoch 
wird, lässt sich beispielsweise durch die Zusatzfeuerung mit biogenen Brennstoffen wieder eine Sen-
kung erreichen, die jedoch auch mit höheren Kosten verbunden ist (Götz et al. 2013b). 
2.4 Vermarktungsmöglichkeiten für Power-to-Heat-Anlagen 
Nachdem auf die Kostensituation für Power-to-Heat-Anlagen eingegangen wurde, sollen nun mögli-
che Vermarktungsformen betrachtet werden, aus denen sich Erlöse ergeben können. Zunächst wird 
dazu ein Überblick über die möglichen Anwendungsfelder gegeben, bevor im Einzelnen detailliert auf 
die Möglichkeiten am Day-ahead-Spotmarkt, am Regelleistungsmarkt bzw. für Redispatch eingegan-
gen wird. 
2.4.1 Überblick über mögliche Anwendungsfelder 
Da der Fokus dieser Arbeit auf der Nutzung von überschüssigem Strom für den Wärmesektor liegt, 
soll an dieser Stelle basierend auf AGFW (2014b) der Begriff Überschussstrom genauer definiert wer-
den. Weil Stromüberschüsse in verschiedenen Rahmenbedingungen auftreten können, fasst Abbil-
dung 2-19 die verschiedenen Möglichkeiten zusammen. Besteht regional ein Stromüberschuss durch 
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Engpässe im Verteil- oder Übertragungsnetz wird heute in der Regel mit Einspeisemanagement rea-
giert. Längerfristig können hier der Netzausbau oder auch zusätzliche Stromverbraucher bzw. Spei-
cher Engpässe beseitigen. Bei deutschlandweiten Stromüberschüssen, wenn das Stromangebot die 
Stromnachfrage übersteigt, muss zwischen geplanten und ungeplanten Überschüssen unterschieden 
werden. Während bei absehbaren Stromüberschüssen6 meist negative Strompreise an den Spot-
märkten resultieren, müssen im Fall von ungeplanten Überschüssen Netzbetreiber Gegenmaßnah-
men ergreifen und Regelenergie abrufen. Wenn dann weiterhin Anpassungsbedarf besteht, können 
nach § 14 EEG auch fossile Kraftwerke zu einer Erzeugungsverringerung verpflichtet werden und es 
kann Einspeisemanagement (Abregelung von EE und KWK-Anlagen) erfolgen. (AGFW 2014b) 
 
Abbildung 2-19: Entstehungsmöglichkeiten von Überschussstrom und deren Auswirkungen. Quelle: (AGFW 
2014b) 
Hinterberger und Hinrichsen (2015) beschreiben einen möglichen Entwicklungspfad für den Einsatz 
der Power-to-Heat-Technologie folgendermaßen (vgl. Abbildung 2-20): Bei noch vergleichsweise ge-
ringen Anteilen von fluktuierenden EE im Strommix können Power-to-Heat-Anlagen Regelleistung be-
reitstellen. Durch die gegenseitige Konkurrenz sinken hier die Wertschöpfungspotentiale jedoch auch 
schnell wieder ab. Bevor überregional Überschussstrom zur Verfügung steht, was für Power-to-Heat 
ein steigendes Wertschöpfungspotential darstellt, sehen sie in einer Übergangszeit die Nutzung von 
Überschussstrom aus lokalen bzw. regionalen Stromüberschüssen. Ähnliche Meilensteine werden 
auch in anderen Quellen beschrieben (vgl. (IWES et al. 2015)). 
Im Folgenden soll zunächst auf die Nutzung von überregionalen Stromüberschüssen durch Kauf von 
Strom an der Strombörse zu geringen bzw. negativen Preisen eingegangen werden. Anschließend 
wird genauer auf den Regelleistungsmarkt eingegangen, bevor abschließend der Einsatz für Redis-
patch thematisiert wird. 
                                                          
6
 Dies schließt die Stromnachfrage des Auslandes (Stromexport) ein. 
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Abbildung 2-20: Möglicher Entwicklungspfad von Power-to-Heat in Deutschland. Quelle: (Hinterberger und 
Hinrichsen 2015) 
 
2.4.2 Day-ahead Spotmarkt 
Stromanbieter und -nachfrager haben an der Strombörse die Möglichkeit, über standardisierte Ver-
träge Strom zu handeln. Hier ist es sowohl möglich, Strom für den nächsten Tag als auch für kom-
mende Wochen, Monate und Jahre zu kaufen bzw. zu verkaufen. Für die vorliegende Arbeit ist nur 
der kurzfristige Stromhandel (sogenannter Spotmarkt) relevant. Dieser unterteilt sich noch einmal in 
den Day-ahead-Markt und den Intraday-Markt. Für das Marktgebiet Deutschland/Österreich bietet 
die EPEX Spot einen börslichen Spothandel an. Am Day-ahead-Markt können bis 12 Uhr mittags Ge-
bote für den folgenden Tag (zwischen 0 und 24 Uhr) gemacht werden. Im Intraday-Markt kann dage-
gen untertägig noch bis maximal 30 Minuten vor Lieferung Strom ge- oder verkauft werden (EPEX 
SPOT SE 2015). Ein Gebot besteht dabei immer aus einem Preis und einer Menge. Zulässige Preise für 
den Day-ahead-Markt liegen heute zwischen -500 und +3000 Euro/MWh7. Im Intraday-Markt können 
sogar Gebote zwischen -9.999 und +9.999 Euro/MWh abgegeben werden. Die zeitliche Unterteilung 
erfolgt dabei in Stundenkontrakten (60 Minuten Länge) im Day-ahead-Handel. Am Intraday-Markt 
kann Strom mit einer noch höheren zeitlichen Auflösung von 15 Minuten gehandelt werden. Es wird 
zwischen einem kontinuierlichen Handel und einer Auktion unterschieden. Im Day-ahead-Markt wird 
ein Auktionsverfahren durchgeführt. Wenn bis 12 Uhr alle Gebote eingegangen sind, wird mittels ei-
nes Algorithmus´ die Menge der bezuschlagten Gebote bestimmt. Hierbei arbeitet der Algorithmus 
mit dem Ziel der Maximierung des Handelsvolumens. Der resultierende Markträumungspreis (market 
clearing price) berechnet sich dann aus dem Schnittpunkt der Kaufgebots- und der Verkaufgebots-
kurve und gilt einheitlich für alle bezuschlagten Gebote (s. Abbildung 2-21). Abhängig von ihrer Ver-
marktungsstrategie können Gebote von Kraftwerken auf der Stromangebots- oder Stromnachfra-
                                                          
7
 Seit dem 1.9.2008 ist es möglich, am deutsch-österreichischen Day-ahead-Markt mit negativen Preisen zu bie-
ten. Die Preisuntergrenze wurde damals mit -3000 Euro/MWh symmetrisch zur Preisobergrenze festgelegt. Im 
Zuge der Vereinheitlichung mit anderen Börsen wurde die Preisuntergrenze am 4.2.2014 auf -500 Euro/MWh 
angepasst. (Götz et al. 2014) 
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geseite auftauchen. Sofern der Strom aus einem Kraftwerk bereits längerfristig über den Termin-
markt vermarket wurde, wird kurz vor der Lieferung geprüft, ob es günstiger ist, den Strom im Kraft-
werk zu produzieren oder an der Börse einzukaufen (make or buy) (s. hierzu auch (Niedermeier et al. 
2017)). 
 
Abbildung 2-21: Preisbildung an der Strombörse am Beispiel von Stunde 17-18 Uhr am 30.10.2016 für das 
Marktgebiet Deutschland/Österreich. Quelle: (EPEX SPOT SE 2016) 
Die Gebote bestimmen sich maßgeblich durch die kurzfristigen Grenzkosten der Kraftwerke. So spie-
len hier insbesondere Brennstoffpreise aber auch die Preise für CO2-Emissionsberechtigungen eine 
wichtige Rolle. Abhängig von ihrem eingesetzten Brennstoff und ihrem Wirkungsgrad haben ver-
schiedene Kraftwerke dann sehr unterschiedliche Grenzkosten. Die Reihenfolge der Kraftwerke nach 
Grenzkosten wird auch als Merit Order bezeichnet und ist beispielhaft in Abbildung 2-22 dargestellt. 
Fossile-thermische Kraftwerke, die für den Betrieb fossile Brennstoffe verbrauchen, haben dabei in 
der Regel höhere Grenzkosten als EE, die nur auf die Verfügbarkeit von solarer Einstrahlung oder ent-
sprechende Windgeschwindigkeiten angewiesen sind. Durch die Vorrangregelung für die Einspeisung 
von EE-Strom gemäß dem EEG verdrängen sie teurere Kraftwerke aus der Merit Order. EE-Anlagen, 
die in der geförderten Direktvermarktung vermarktet werden, haben auch Anreize, ihren Strom zu 
negativen Grenzkosten anzubieten, sofern die Erlöse aus der Marktprämie die Verluste überkompen-
sieren (Schley 2016). 
Durch die heute relativ preisunelastische Nachfrage nach Strom, die allerdings tageszeitlich und auch 
saisonal deutlich schwankt, ergeben sich für jede Stunde unterschiedliche Strompreise. Bei einer ge-
ringen Stromnachfrage in der Nacht sind die Preise somit deutlich geringer als beispielsweise in den 
Winterabendstunden mit sehr hoher Stromnachfrage. 
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Abbildung 2-22: Merit Order für das Jahr 2008 (ohne Berücksichtigung von Kraftwerksausfällen). Quelle: 
(Roon und Huck 2010) 
Abbildung 2-23 stellt die Preisentwicklung für das Marktgebiet Deutschland/Österreich seit 2002 dar. 
In der Vergangenheit sind deutliche Schwankungen der monatsmittleren Day-ahead-Preise zu be-
obachten gewesen. Bis zum Jahr 2008 traten auch deutliche Preisspitzen mit bis zu 998,24 Eu-
ro/MWh auf. Am 5.10.2008 trat in der Stunde 6 bis 7 Uhr das erste Mal ein negativer Preis auf. In den 
letzten Jahren ist ein tendenziell fallender Verlauf der Day-ahead-Preise zu beobachten. Dies begrün-
det sich einerseits aus vergleichsweise geringen Brennstoffkosten und geringen Kosten für CO2-
Emissionszertifikate aber auch durch den zunehmenden Ausbau von erneuerbaren Energien. Diese 
senken über den sogenannten Merit Order Effekt die Strompreise (Fürsch et al. 2012). 
 
Abbildung 2-23: Entwicklung der Preise am Day-ahead-Markt für das Marktgebiet Deutschland/Österreich 
vom 1.1.2012 bis 31.12.2016 (der Übersichtlichkeit halber auf den Bereich von -300 bis +300 Euro/MWh ein-
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Negative Preise entstehen in Situationen, in denen die Stromnachfrage gering, aber die Einspeisung 
aus EE groß ist. In einem solchen Fall bieten fossil-thermische Kraftwerke ggf. mit negativen Preisen 
an, um ein Abfahren des Kraftwerks zu vermeiden, was einerseits kostspielig wäre und andererseits 
durch bestimmte vertragliche Verpflichtungen (etwa Wärmeerzeugung oder Systemdienstleistungen) 
auch vermieden werden muss (Götz et al. 2014). Auch EE-Anlagen bieten u. U. mit negativen Preisen, 
um Erlöse aus der Marktprämie zu erhalten (Schley 2016). Nach der Einführung von negativen Prei-
sen im September 2008 traten diese im Jahr 2008 dann bereits in 15 Stunden auf, wobei der niedrigs-
te Preis bei -101,52 Euro/MWh lag (s. Tabelle 2-4). Der niedrigste bisher aufgetretene negative Preis 
lag am 4.10.2009 in der Stunde 3 bis 4 Uhr bei -500,02 Euro/MWh. Durch die Anpassung der börsli-
chen Preisuntergrenze, aber insbesondere einen steigenden Anteil der Direktvermarktung sind sol-
che extremen negativen Preise in naher Zukunft nicht mehr zu erwarten (Götz et al. 2014). 
Tabelle 2-4: Überblick zum Auftreten von negativen Preisen am deutsch/österreichischen Day-ahead-Markt. 
Quelle: Eigene Darstellung mit Daten von (Energinet.dk 2017) 
Jahr Anzahl Stunden mit  
negativen Preisen 
Minimaler Preis  
in Euro/MWh 
Mittlerer negativer Preis 
in Euro/MWh 
2008 15 -101,52 -28,60 
2009 71 -500,02 -44,10 
2010 12 -20,45 -4,99 
2011 15 -36,82 -10,10 
2012 56 -221,99 -60,51 
2013 64 -100,03 -14,17 
2014 64 -65,03 -15,55 
2015 126 -79,94 -9,00 
2016 97 -130,09 -17,81 
 
Wie bereits oben in Abschnitt 2.3.3 erläutert wurde, müssen auf den Strombezug von Power-to-
Heat-Anlagen in der Regel Steuern, Abgaben und Umlagen in nicht unerheblicher Größenordnung 
gezahlt werden. Aus diesem Grund ist es für Power-to-Heat-Anlagen nicht ausreichend, dass der 
Preis am Day-ahead-Markt negativ ist, sondern er muss so deutlich negativ sein, dass die Abgaben 
daraus gezahlt werden können. Positiv wirkt sich hierbei die Vermeidung von Kosten aus einem fossi-
len Heißwassererzeuger aus, die hier gegengerechnet werden können. Am Beispiel für das Jahr 2015 
sieht man, dass bei reiner Zahlung des Börsenpreises für den Strom in rund 4100 Stunden die Kon-
kurrenzfähigkeit zu einem Erdgaskessel gegeben gewesen wäre (s. Abbildung 2-24). Bei Zahlung der 
Netzentgelte reduzieren sich die möglichen Einsatzstunden bereits merklich auf ca. 300. Wenn zu-
sätzlich auch die Stromsteuer zu zahlen ist, verbleiben nur noch 40 Einsatzstunden. Durch die Zah-
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lung der EEG-Umlage erhöhen sich die Kosten weiter, so dass im Jahr 2015 nur noch eine Einsatz-
stunde (Börsenpreis knapp -80 Euro/MWh) übrig geblieben wäre. (Kühne 2016) 
 
Abbildung 2-24: Vergleich zwischen Strombezugskosten und anlegbarem Wärmepreis für das Jahr 2015. 
Quelle: Eigene Darstellung nach (Kühne 2016) mit Daten von (Energinet.dk 2016) 
Diese Ausführungen machen deutlich, dass unter dem gegenwärtigen regulatorischen Rahmen der 
Strombezug über den Day-ahead-Markt für Power-to-Heat-Anlagen nur in Ausnahmefällen wirt-
schaftlich ist (Agora Energiewende 2014a). Wie sich die Situation für das Jahr 2025 darstellt, wird 
später in Kapitel 4 untersucht werden. 
Grundsätzlich ist ein Strombezug bei negativen Strompreisen am Intraday-Markt für Power-to-Heat-
Anlagen ebenfalls denkbar. Dies ist jedoch nicht Gegenstand dieser Arbeit und kann in weiterführen-
den Studien untersucht werden. 
2.4.3 Regelleistungsmarkt8 
Um einen stabilen Stromnetzbetrieb zu gewährleisten, ist es notwendig, die Netzfrequenz im europä-
ischen Verbundnetz innerhalb eines geringen Toleranzbereichs um den Wert von 50 Hertz zu halten. 
Dies kann dadurch gewährleistet werden, dass die Stromeinspeisung und die Stromentnahme zu je-
dem Zeitpunkt ausgeglichen werden. In der Praxis ist die exakte Übereinstimmung beider Größen 
aufgrund von Prognosefehlern oder Kraftwerksausfällen kaum möglich. Die Übertragungsnetzbetrei-
ber sind daher verpflichtet, ausreichende Kapazitäten für einen kurzfristigen Ausgleich von Erzeu-
gung und Verbrauch bereitzuhalten. Da Übertragungsnetzbetreiber gemäß der Entflechtungsvor-
                                                          
8
 Die Darstellungen in diesem Abschnitt basieren zu großen Teilen auf (Böttger und Bruckner 2015b). 
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schriften (Unbundling) keine eigenen Erzeugungsanlagen betreiben dürfen, müssen sie die benötig-
ten Kapazitäten marktbasiert beschaffen. Die Organisation dieses Marktes erfolgt über die Internet-
plattform „regelleistung.net“. Dort können Kraftwerksbetreiber aber auch Verbrauchsanlagen Ange-
bote einstellen. Die ausgewählten technischen Einheiten können dann im Bedarfsfall zu einer 
Leistungssteigerung oder -senkung verpflichtet werden. 
Im Regelleistungsmarkt werden verschiedene Produkte unterschieden. Zum einen wird positive Re-
serve benötigt, wenn der Verbrauch die Erzeugung übersteigt und die Netzfrequenz damit zu gering 
ist. Im umgekehrten Fall (zu hohe Netzfrequenz) bei einer Erzeugung, die den Verbrauch übersteigt, 
wird negative Reserve benötigt. 
Bei der Abrufgeschwindigkeit wird zwischen den drei Produkten Primärreserve, Sekundärreserve und 
Minutenreserve unterschieden. Abbildung 2-25 zeigt die Reihenfolge des Abrufes der einzelnen Re-
gelleistungsprodukte im Fall eines Ungleichgewichts. Während in den ersten Sekunden nach einer 
Störung noch die Trägheit des Systems (rotierende Massen) für eine Stabilisierung sorgen kann, muss 
die Primärreserve (Primärregelleistung, PRL) nach spätestens 30 Sekunden vollständig aktiviert sein. 
Diese wird solidarisch im gesamten Entso-e-Netzgebiet in allen Regelzonen erbracht. Die Sekundärre-
serve (Sekundärregelleistung, SRL) löst die Primärreserve ab und muss nach spätestens fünf Minuten 
vollständig verfügbar sein. Sie dient der Aufrechterhaltung des Leistungsgleichgewichts innerhalb ei-
ner einzelnen Regelzone. Die Sekundärreserve wird wiederum durch die Minutenreserve (Minuten-
reserveleistung, MRL) abgelöst, die nach 15 Minuten vollständig aktiviert sein muss. Bei Störungen, 
die länger als eine Stunde anhalten, geht die Verantwortung auf den betroffenen Bilanzkreisverant-
wortlichen (BKV) über. (BNetzA 2011c) 
 
Abbildung 2-25: Das Zusammenwirken der einzelnen Regelleistungsarten. Quelle: (Bauer 2014) 
Aktuell wird in Deutschland die Primärreserve als symmetrisches Produkt (Anbieter müssen sowohl 
positive als auch negative Reserve vorhalten) ausgeschrieben. Bei Sekundärreserve und Minutenre-
serve wird positive und negative Reserve jeweils getrennt ausgeschrieben. 
34 Die Power-to-Heat-Technologie als Flexibilisierungsoption für die Energiewende  
Die Länge der Produkte ist aktuell unterschiedlich. Primärreserve wird für eine komplette Woche 
(Montag 0 Uhr bis Sonntag 24 Uhr) ausgeschrieben. Bei der Sekundärreserve wird bei einer Produkt-
länge von einer Woche noch zwischen Haupt- und Nebenzeit unterschieden. Die Hauptzeit (HT) um-
fasst Montag bis Freitag von 8 Uhr bis 20 Uhr außer an bundeseinheitlichen Feiertagen. Die Neben-
zeit (NT) umfasst die Nachtstunden von 20 bis 8 Uhr sowie Samstage, Sonntage und 
bundeseinheitliche Feiertage komplett von 0 bis 24 Uhr. Die Minutenreserve wird in Blöcken mit je-
weils vier Stunden Länge (0 bis 4 Uhr, 4 bis 8 Uhr, …, 20 bis 24 Uhr) ausgeschrieben (also sechs Blöcke 
pro Tag). 
Aktuell wird die Auktion für PRL am Dienstag für die Folgewoche und die Auktion für die vier SRL-
Produkte am Mittwoch für die Folgewoche durchgeführt. Die MRL wird jeweils am Arbeitstag vor der 
Lieferung vor der jeweiligen Spotmarktauktion durchgeführt. 
Die Vergütung von Regelleistung erfolgt über einen Leistungspreis für die reine Vorhaltung von Kapa-
zität sowie über einen Arbeitspreis für einen tatsächlichen Abruf. Da Primärreserve als symmetri-
sches Produkt vorgehalten werden muss und sich Abrufe positiver und negativer Regelenergie in et-
wa ausgleichen, gibt es hier nur einen Leistungspreis und keinen Arbeitspreis. Bei der Auktionierung 
der Produkte werden diejenigen Angebote bezuschlagt, die den geringsten Leistungspreis bieten. Im 
Abruffall werden nach einer zweiten Merit Order zunächst die Gebote mit dem geringsten Arbeits-
preis abgerufen. Die Vergütung der Leistungs- und Arbeitspreisgebote erfolgt dabei gemäß dem Ge-
botspreisfahren („pay as bid“), d.h. dass jeder Bieter genau seinen Gebotspreis bekommt. (BNetzA 
2011a, 2011b, 2011c; Consentec GmbH 2014)  
Tabelle 2-5 fasst die Produktmerkmale der einzelnen Regelleistungsprodukte noch mal zusammen. 
Die ausgeschriebene Menge an Regelleistung wird von den Übertragungsnetzbetreibern bestimmt. 
Aktuell werden für Deutschland rund 600 MW an Primärregelleistung ausgeschrieben, wozu noch 
mal etwa 100 MW durch die Bedarfe aus der Schweiz und den Niederlanden kommen. Deutsche 
Kraftwerke können somit auch für die Bedarfe im Ausland bieten und den dortigen Bedarf decken, 
sofern sie günstiger als lokale Anbieter sind. Der Bedarf an SRL liegt in der Größenordnung von 
2.000 MW sowohl für positive als auch für negative SRL. Im Gegensatz zur SRL schwankt der Bedarf 
an MRL deutlich stärker in der Größenordnung zwischen 1.500 und 3.000 MW. Insbesondere zu be-
sonderen Ereignissen (z. B. der Sonnenfinsternis 2015 oder an Weihnachten) wird die ausgeschriebe-
ne Leistung erhöht, um ausreichend Regelreserven zur Verfügung zu haben. (50Hertz Transmission 
GmbH et al. 2015c) 
Der Abruf von Regelleistung ist kaum vorherzusagen und schwankt stark im Verlauf eines Tages, wie 
Abbildung 2-26 anhand des SRL-Bedarfs des Netzregelverbundes zeigt. An diesem Tag wurde auch 
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Minutenreserve abgerufen. Zwischen 9 und 14 Uhr wurden bis zu 2.000 MW an positiver MRL abge-
rufen, dafür dann in den Abendstunden bis zu 1.000 MW an negativer MRL. 
Tabelle 2-5: Übersicht über Produktmerkmale der in Deutschland ausgeschriebenen Regelleistungsqualitä-
ten. Quelle: (Consentec GmbH 2014) 
 PRL SRL MRL 
Ausschreibungszeit-
raum 
Wöchentlich Wöchentlich Täglich 
Ausschreibungszeit-
punkt 
i.d.R. dienstags in der 
Vorwoche 
i.d.R. mittwochs in der 
Vorwoche 
i.d.R. Mo-Fr, 10 Uhr für 
den Folgetag 
Produktzeitscheiben Keine (gesamte Woche) HT: Mo-Fr, 8 bis 20 Uhr, 
ohne Feiertage 
NT: restlicher Zeitraum 





Positive/negative SRL Positive/negative MRL 
Mindestgebots-
größe 
1 MW 5 MW 5 MW (Abgabe von 
Blockgebot bis max.  
25 MW möglich) 







Vergütung Pay-as-bid  
(Leistungspreis) 
Pay-as-bid  
(Leistungspreis und  
Arbeitspreis) 
Pay-as-bid  
(Leistungspreis und  
Arbeitspreis) 
 
Abbildung 2-26: SRL-Bedarf des Netzregelverbundes (NRV) am 02.04.2014. Quelle: (Bauer 2014) 
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Wie in Abbildung 2-27 sichtbar ist, wird nur in sehr wenigen Viertelstunden des Jahres die komplette 
SRL abgerufen. Die Abrufwahrscheinlichkeit nimmt sehr schnell ab und in rund zwei Dritteln des Jah-
res 2012 wurden beispielsweise nur maximal 200 MW abgerufen. Die Abrufhäufigkeit von MRL, wel-
che die SRL ablöst, ist entsprechend noch deutlich geringer. 
 
Abbildung 2-27: Dauerlinie der abgerufenen SRL im Jahr 2012. Quelle: Eigene Darstellung nach (50Hertz 
Transmission GmbH et al. 2014b) 
Durch die Anpassungen des Marktdesigns des Regelleistungsmarktes in den letzten Jahren (etwa kür-
zere Ausschreibungszeiträume, kleinere Mindestgebotsgrößen) ist die Anzahl der präqualifizierten 
Anbieter deutlich gewachsen. So sind mittlerweile 23 Anbieter für PRL, 35 Anbieter für SRL sowie 
47 Anbieter für MRL präqualifiziert (50Hertz Transmission GmbH et al. 2016b). Die zunehmende An-
zahl an Bietern sollte strategisches Bieten, das in Bezug auf die Vergangenheit nicht ausgeschlossen 
werden kann, zunehmend schwieriger machen. 
Technische Einheiten, die am Regelleistungsmarkt teilnehmen wollen, müssen sich zunächst bei dem 
zuständigen Übertragungsnetzbetreiber präqualifizieren lassen (vgl. (VDN 2007)). Hierbei wird ge-
prüft, wie schnell und zuverlässig sie auf ein Steuersignal reagieren und damit alle Anforderungen 
des Netzbetreibers erfüllen. 
Welche technischen Einheiten im Detail hinter den präqualifizierten Anbietern stehen, ist öffentlich 
nicht bekannt. Lediglich für die 50Hertz Regelzone zeigt Abbildung 2-28 die Anzahl und Leistung der 
präqualifizierten Anlagen im Jahr 2014. Hierbei ist sichtbar, dass EEG-Anlagen (vornehmlich Biomas-
se) mittlerweile in beträchtlicher Anzahl für SRL und MRL präqualifiziert sind, jedoch in Bezug auf die 
präqualifizierte Leistung noch einen vergleichsweise kleinen Umfang haben. Dagegen umfassen 
Pumpspeicheranlagen die höchste präqualifizierte Leistung in der 50Hertz Regelzone. Anfang 2015 
waren in der 50Hertz Regelzone auch bereits Elektrokessel in der Größenordnung von 50 MWel für 
Regelleistung präqualifiziert (Kuring 2015). 
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Abbildung 2-28: Präqualifizierte technische Einheiten in der 50Hertz Regelzone. Quelle: (Bauer 2014) 
Weiterhin ist es für die Systemsicherheit vorgeschrieben, dass Regelleistung vorhaltende technische 
Einheiten durch andere technische Einheiten für den Fall eines Ausfalls besichert werden müssen. 
Dabei muss der Ausfall der technischen Einheit mit der höchsten Regelleistungsbelegung besichert 
werden („n-1“-Fall). 
Abbildung 2-29 zeigt die Entwicklung der mengengewichteten, monatsmittleren Leistungspreise für 
PRL, SRL und MRL im Zeitraum von 2008 bis 2015. Es ist deutlich zu sehen, dass die Preise in allen 
Märkten sehr volatil sind. In der Regel ist PRL als technisch schwierigstes Produkt am teuersten, auch 
wenn SRL in einigen Monaten teurer war. Die Leistungspreise für Minutenreserve sind am gerings-
ten, da die Anforderungen hier am geringsten sind. 
 
Abbildung 2-29: Monatsmittlere Leistungspreise für PRL, SRL und MRL (als symmetrisches Produkt über alle 
Zeitscheiben berechnet). Quelle: (Hirth 2016) 
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Für Power-to-Heat-Anlagen ist der Markt für negative SRL bisher am attraktivsten gewesen. Wie be-
reits in Abbildung 2-29 erkennbar ist, sind die Leistungspreise im Jahr 2014 im Vergleich zu den Vor-
jahren bereits deutlich gesunken. Dies liegt insbesondere an einem Preisverfall für negative SRL, der 
sich u.a. durch die bereits deutlich gewachsene Teilnehmerzahl von Power-to-Heat-Anlagen in die-
sem Markt infolge der zunehmenden Konkurrenz begründet. In den ersten Jahren konnten Power-to-
Heat-Anlagen über den Leistungspreis ihre Anlagen relativ schnell amortisieren. Seit Mitte 2013 ist 
bei den Arbeitspreisen für negative SRL im Gegensatz zu den Leistungspreisen ein deutlicher Anstieg 
zu beobachten gewesen. Eine Refinanzierung der Anlage war damit stärker von Abrufen abhängig. Im 
Jahr 2016 zeigen aber auch die Arbeitspreise einen fallenden Verlauf, so dass die ohnehin schwer 
prognostizierbaren Erlösmöglichkeiten am Regelleistungsmarkt noch deutlich unsicherer werden. Es 
scheint somit bereits eine gewisse Marktsättigung eingetreten zu sein. 
 
Abbildung 2-30: Entwicklung von Leistungs- und Arbeitspreisen für negative SRL seit 2012 . Quelle: (Kühne 
2016) 
Technisch sind Elektrokessel in der Lage, die geforderten Reaktionszeiten sowohl für SRL als auch für 
MRL zu erfüllen. Die Erbringung von PRL ist derzeit noch durch technische Restriktionen bzw. bauli-
che Auslegungen nicht möglich (Agora Energiewende 2014a). Das Marktdesign, das ein symmetri-
sches Produkt vorsieht, ist hier ebenfalls ein Hemmnis. Im Gegensatz dazu bieten Elektrokessel in 
Dänemark, wo negative PRL separat angeboten werden kann, bereits PRL an. 
Die Teilnahme von Power-to-Heat-Anlagen beschränkt sich aktuell auf den Einsatz für negative Re-
serve. Das bedeutet, dass die Anlage für die Vorhaltung ausgeschaltet ist und im Fall eines Re-
gelenergieabrufes hochgefahren wird (Agora Energiewende 2014a). Für positive Reserve müsste die 
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Anlage in Betrieb sein, um im Fall eines Abrufes gedrosselt oder abgeschaltet werden zu können. 
Aufgrund der hohen Stromnebenkosten ist diese Fahrweise heute allerdings nicht wirtschaftlich.  
Die Teilnahme von Power-to-Heat-Anlagen am Regelleistungsmarkt erfolgt in der Regel über einen 
Poolbetreiber, der eine Rund-um-die-Uhr-Bereitschaft sowie eine Besicherung der Anlagen in seinem 
Pool sicherstellt. Für diese Dienstleistung werden in der Praxis ca. 30 % der Erlöse vom Anlagenbe-
treiber an den Poolbetreiber gezahlt. (Agora Energiewende 2014a) 
2.4.4 Netzbezogener Einsatz 
Wenn Strom innerhalb eines Marktgebietes z. B. an der Börse gehandelt wird, spielt der Standort des 
Erzeugers oder Verbrauchers im aktuellen Marktdesign keine Rolle. Dies ist unproblematisch solange 
jeder Stromtransport über die vorhandene Stromnetzinfrastruktur möglich ist. Im Zuge des EE-
Ausbaus und der Stilllegung von Kernkraftwerken verschieben sich die Erzeugungszentren jedoch 
deutlich, während sich die Verbrauchszentren nicht verändern. Die Stromnetzinfrastruktur kann auf 
diese neue Situation erst langsam angepasst werden. Dies führt dazu, dass die Übertragungsnetzbe-
treiber immer häufiger in die Kraftwerksführung eingreifen müssen. Hier wird einerseits Redispatch 
genutzt, um Kraftwerke vor einem Netzengpass zu drosseln und hinter dem Netzengpass hochzufah-
ren, um den Stromfluss über die Engstelle zu reduzieren. Andererseits muss auch immer häufiger 
mittels Einspeisemanagement in die Erzeugung von EE eingegriffen werden, obwohl sie eine Priorität 
bei der Stromerzeugung genießen. Problematisch ist hierbei nicht nur der technische Aufwand, der 
den Übertragungsnetzbetreibern entsteht, sondern auch die damit verbundenen Kosten. So müssen 
Kraftwerke, die im Rahmen einer Redispatchmaßnahme hochgefahren werden, entschädigt werden. 
Vergütungen, die EE-Anlagen ohne Einspeisemanagement erhalten hätten, müssen ihnen ebenfalls 
erstattet werden. 
Im Jahr 2015 wurden Redispatchmaßnahmen im Umfang von 16.000 GWh von den Übertragungs-
netzbetreibern veranlasst, wobei überwiegend die Regelzonen von Tennet und 50Hertz betroffen 
waren. Insbesondere die Leitung von Thüringen nach Bayern (Remptendorf – Redwitz) war ein häufi-
ger Netzengpass, wo in 4.115 Stunden des Jahres mit Redispatchmaßnahmen eingegriffen werden 
musste. Allein hier beliefen sich die Maßnahmen auf rund 3.700 GWh. Die saldierten Kosten erreich-
ten 412 Mio. Euro. (BNetzA und Bundeskartellamt 2016) 
Die Ausfallarbeit durch Einspeisemanagement stieg in den letzten Jahren sehr stark auf 4.722 GWh 
im Jahr 2015 an. Bezogen auf die gesamte Netto-Stromerzeugungsmenge aus EEG-vergütungsfähigen 
Erzeugungsanlagen entspricht dies 2,6 %. Abbildung 2-31 zeigt, dass der größte Anteil der Ausfallar-
beit auf Windenergieanlagen entfällt. Jedoch steigt inzwischen auch der Anteil von Einspeisema-
nagementmaßnahmen bei PV- und Biomasseanlagen an. Regional betrachtet ist hier Schleswig-
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Holstein am stärksten betroffen. Die Entschädigungszahlungen beliefen sich 2015 auf 315 Mio. Euro 
und stiegen ebenfalls stark an. (BNetzA und Bundeskartellamt 2016) 
 
Abbildung 2-31: Ausfallarbeit verursacht durch Einspeisemanagementmaßnahmen in GWh zwischen 2009 
und 2015. Quelle: (BNetzA und Bundeskartellamt 2016) 
Grundsätzlich wäre hier der Einsatz von Power-to-Heat-Anlagen für Redispatch denkbar. Würde eine 
Power-to-Heat-Anlage als zusätzlicher Verbraucher vor einem Netzengpass dazu geschaltet, müsste 
keine Drosselung von konventionellen Kraftwerken bzw. EE-Anlagen erfolgen. Auf der anderen Seite 
des Netzengpasses müsste zwar weiterhin ein Kraftwerk hochgefahren werden, der Vorteil kann 
hierbei jedoch in der Einsparung fossiler Brennstoffe durch die Wärmeerzeugung von Power-to-Heat-
Anlagen bestehen. Dies ist insbesondere dann sinnvoll, wenn sonst nicht nutzbarer EE-Strom CO2-frei 
zur Verfügung steht. (Agora Energiewende 2014a; Götz et al. 2013b) 
Aktuell gibt es noch keinen rechtlichen Rahmen für die Nutzung von Strom aus Einspeisemanage-
ment. Hier erfolgt 2017 mit einer Änderung des Energiewirtschaftsgesetzes jedoch eine Anpassung. 
Mit § 13 Abs. 6a EnWG wird eine Regelung geschaffen, die den Einsatz von zuschaltbaren Lasten für 
das Netzengpassmanagement auf Übertragungsnetzebene ermöglicht. Die Idee ist hier, dass die 
Drosselung von KWK-Anlagen im Rahmen von Redispatch aufgrund von Wärmelieferverpflichtungen 
bisher nur eingeschränkt möglich war. Wird nun die KWK-Anlage um eine Power-to-Heat-Anlage er-
weitert, kann im Fall eines Netzengpasses die KWK-Anlage in ihrer Wirkleistungseinspeisung gedros-
selt werden und gleichzeitig die Power-to-Heat-Anlage hochgefahren werden. Hieraus ergibt sich ei-
ne doppelte Entlastungswirkung, weil die Stromerzeugung reduziert und der Verbrauch gleichzeitig 
erhöht wird, während die Wärmelieferverpflichtung weiterhin erfüllt werden kann. In besonders be-
lasteten Netzgebieten sollen KWK-Anlagenbetreiber mit ihrem Übertragungsnetzbetreiber hierzu ei-
ne Vereinbarung abschließen können. Der Übertragungsnetzbetreiber muss dem KWK-Anlagen-
betreiber im Fall einer Abregelung eine Entschädigung für die Abregelung der KWK-Anlage zahlen 
und gleichzeitig auch noch die Aufwendungen für die Power-to-Heat-Anlage erstatten (sowohl die In-
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vestitionskosten als auch die vollen Strombezugskosten). Die installierte elektrische Leistung von 
elektrischen Wärmeerzeugern wird im Rahmen des Gesetzes auf 2 GW in Deutschland gedeckelt. 
(Bundesregierung 2016; von Bredow Valentin Herz 2016)  
Unter Branchenvertretern wird die neue Regelung zwar als Schritt in die richtige Richtung gesehen, 
jedoch im Detail kritisiert. So würden insbesondere „zeitliche und räumliche Restriktionen verhin-
dern, dass die wirtschaftlichsten und effizientesten Anlagen gebaut werden“ (Bundesverband Ener-
giespeicher (BVES) 2016). Aktuell zählen Schleswig-Holstein, Mecklenburg-Vorpommern sowie das 
nördliche Niedersachsen zum Netzausbaugebiet (BNetzA 2017). Dass durch das Gesetz eine Bindung 
der Anlagen nur über fünf Jahre erfolgt, reicht vielen Investoren in der Industrie für ihre Investitions-
sicherheit nicht aus. So wird damit gerechnet, dass weniger industrielle Power-to-Heat-Anlagen über 
dieses Gesetz gefördert werden, sondern eher kleine Anlagen (< 5 MW) in städtischen Wärmenetzen 
oder Schwimmbädern. Während große Anlagen in der Industrie durch Skaleneffekte kostengünstiger 
wären (vgl. auch Abbildung 2-14), würden viele kleine Anlagen insgesamt höhere Kosten und einen 
höheren Verwaltungsaufwand beim Übertragungsnetzbetreiber Tennet verursachen. (Bundesver-
band Energiespeicher (BVES) 2016; Meyer 2016) 
Der Einsatz von Power-to-Heat-Anlagen für Redispatch bzw. Einspeisemanagement ist grundsätzlich 
vielversprechend (vgl. (Agora Energiewende 2014a; Götz et al. 2013b)), erfordert für eine genauere 
Untersuchung aber ein Modell des Stromnetzes, was im Rahmen dieser Arbeit nicht vorliegt. Daher 
beschränkt sich die vorliegende Analyse auf die beiden Einsatzmöglichkeiten Day-ahead Spotmarkt 
und negative Sekundärregelleistung. 
Im Folgenden soll noch eine Zusammenfassung über den aktuellen Stand der Forschung in Bezug auf 
die Forschungsfrage gegeben werden und insbesondere die Unterschiede bestehender Analysen zu 
dieser Arbeit aufgezeigt werden. 
2.5 Einordnung in den aktuellen Stand der Forschung 
Der Exergieverlust, der mit der Umwandlung von Strom in Wärme, also der Umwandlung einer hö-
herwertigen in eine weniger wertvolle Energieform, verbunden ist, wird oft von Kritikern der Power-
to-Heat-Technologie angeführt (vgl. (Groscurth und Bode 2013; Pieper et al. 2015)). Dabei be-
schränkt sich der Blick jedoch häufig nur auf den direkten Effekt wie etwa der Vermeidung der Ver-
brennung von Erdgas in Heizwerken, wenn stattdessen Elektrokessel zur alternativen Wärmeproduk-
tion genutzt werden. Hierbei wird meist nur ein Vergleich auf Energieebene anhand der 
Wirkungsgrade verschiedener Technologien durchgeführt (vgl. z. B. (Pieper et al. 2015)). In (IFEU 
2011) werden die Treibhausgasreduktionen bei Einsatz eines Elektrokessels bei Nutzung von EE-
Strom (also CO2-freiem Strom) mit 200 und 250 g/kWh angegeben, wenn hierdurch ein konventionel-
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ler Gas- oder Ölkessel substituiert wird (s. hierzu auch (Paar et al. 2013)). Sternberg und Bardow 
(2015a) verwenden als konventionelle Referenztechnologie ebenfalls einen Gaskessel für den Ver-
gleich der Umweltauswirkungen von Wärmepumpen bzw. Elektrokesseln im Vergleich zu anderen 
möglichen Flexibilitätsoptionen zur Nutzung von Überschussstrom und kommen damit zu dem Er-
gebnis, dass für die USA für das Jahr 2020 Elektrokessel nach Elektrofahrzeugen die geringsten CO2-
Vermeidungskosten hätten. Sie geben die mögliche Emissionsreduktion mit 300 g/kWh Überschuss-
strom an (Sternberg und Bardow 2015b). Diese Arbeiten analysieren die Auswirkungen aber nur sta-
tisch und betrachten nicht den dynamischen Einsatz der Technologien. Da sowohl die Strom- als auch 
die Wärmenachfrage sich von Tag zu Tag und Stunde zu Stunde im Jahresverlauf deutlich unterschei-
det, ist eine dynamische Betrachtung jedoch zur Beurteilung der Auswirkungen notwendig. 
In vielen Arbeiten, die einen dynamischen Einsatz von Elektrokessel am Spotmarkt oder am Regelleis-
tungsmarkt betrachten, wird eine betriebswirtschaftliche Analyse der Wirtschaftlichkeit durchge-
führt. Dabei werden zumeist historische Preise oder Preisprognosen für Spotmarktpreise bzw. Leis-
tungspreise verwendet, gegen die der Anlageneinsatz optimiert wird. Der Einsatz am Spotmarkt aus 
betriebswirtschaftlicher Sicht wurde bereits in mehreren Arbeiten untersucht, die jedoch hierbei auf-
grund der heute hohen Stromnebenkosten zu dem Ergebnis kommen, dass Elektrokessel sich derzeit 
alleine am Spotmarkt nicht rechnen. Dabei verwenden Scholz (2015a), Scholz (2015b), Scholz und 
Müsgens (2015) sowie Weinreich (2015) historische Spotmarktpreise und Götz et al. (2013a), Riege-
bauer et al. (2014), Riegebauer und Oesterwind (2014) sowie Christidis et al. (2017) Preisszenarien 
für die Zukunft. Viele Autoren untersuchten auch die Wirtschaftlichkeit von Elektrokesseln in der 
Fernwärmeversorgung bei Vermarktung für negative Sekundärregelleistung aus betriebswirtschaftli-
cher Perspektive. Während Lingauer (2012), Gäbler und Lechner (2013), Götz et al. (2013a), Lehr 
(2014), Pieper et al. (2015), Eller (2015) sowie Weinreich (2015) in der Analyse mit historischen Leis-
tungspreisen arbeiten, analysieren nur Christidis et al. (2017) die Wirtschaftlichkeit mit Szenarien für 
Leistungspreise bis zum Jahr 2030. Sämtliche Arbeiten kommen übereinstimmend zu dem Ergebnis, 
dass eine Amortisation der P2H-Anlagen bei Regelleistungspreisen in vergleichbarer Höhe wie in den 
vergangenen Jahren innerhalb weniger Jahre möglich ist. Zugleich weisen sie aber auch darauf hin, 
dass die Marktgröße und damit das Potential beschränkt sind und die Preise zukünftig eher sinken 
werden. 
Dass der Einsatz der Anlagen jedoch auch Rückwirkungen auf das gesamte Energieversorgungssystem 
Europas haben kann, wird selten berücksichtigt oder untersucht. Im Folgenden soll daher ein Über-
blick zum aktuellen Stand der Forschung zum Thema Elektrokessel in der Fernwärmeversorgung ge-
geben werden. Hierbei liegt ein besonderes Augenmerk darauf, ob bzw. wie die Auswirkungen der 
Elektrokessel in Bezug auf die CO2-Emissionen der Energieversorgung sowie die Wirtschaftlichkeit des 
Einsatzes untersucht wurde. 
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Lehr (2014) vergleicht für die Jahre 2015, 2020, 2025 und 2030 Szenarien ohne Elektrokessel in der 
Fernwärmeversorgung mit Szenarien mit Wärmespeichern bzw. Elektrokesseln und Wärmespeichern 
mithilfe des in dieser Arbeit ebenfalls eingesetzten Strommarktmodells MICOES-Europe. Durch den 
Einsatz der Elektrokessel (3,7 GWel in den 30 größten deutschen Fernwärmenetzen) am Spotmarkt 
kann die Abregelung von EE in Deutschland im Jahr 2030 demnach von 4,5 % der möglichen Erzeu-
gung im Referenzfall auf nur 1 % im Szenario mit Elektrokesseln verringert werden. 
Frühere Arbeiten der Autorin beschäftigten sich bereits mit den Auswirkungen der Elektrokessel auf 
die CO2-Emissionen der Energieversorgung, wenn diese für negative Sekundärregelleistung einge-
setzt werden. Am Beispiel der Weihnachtswoche 2012 konnte für eine Situation mit hoher EE-
Einspeisung bei geringer Stromnachfrage gezeigt werden, dass sich die CO2-Emissionen in der be-
trachteten Woche durch 1.000 MWel Elektrokessel in sechs ostdeutschen Fernwärmenetzen durch 
die Vermeidung von Must-run-Erzeugung von fossil-thermischen Kraftwerken für die Vorhaltung von 
Regelleistung um 3,1 % hätten senken lassen (Böttger et al. 2014). In (Böttger und Bruckner 2014) 
wurde darauf aufbauend für das komplette Jahr 2012 sowie das zukünftige Jahr 2025 die Auswirkung 
von 1.000 MWel Elektrokessel weiter untersucht und für das Jahr 2012 festgestellt, dass die CO2-
Emissionen Deutschlands durch die Elektrokessel um 0,5 % hätten gesenkt werden können. Diese 
mögliche Reduktion steigt im Jahr 2025 auf 0,6 – 1 % der CO2-Emissionen an, wobei verschiedene 
Szenarien für den zukünftigen Bedarf an Regelleistung sowie das Marktdesign des Regelleistungs-
marktes untersucht wurden. Der Abruf von Regelenergie wurde in den beiden oben genannten Ar-
beiten noch nicht mit modelliert. Diese methodische Lücke wurde in (Böttger et al. 2015) geschlos-
sen, wodurch sich die Ergebnisse von denen ohne Modellierung des Regelenergieabrufes 
unterscheiden, auch wenn grundsätzlich die gleichen Szenarien analysiert wurden. Somit fällt hier die 
mögliche Reduktion etwas geringer aus. In (Böttger und Bruckner 2015a) wird für das Jahr 2025 
ebenfalls für mehrere Szenarien untersucht, wie sich die marktbedingte Abregelung von EE durch die 
Regelleistungsvorhaltung von Elektrokesseln verringern lässt. Dabei zeigte sich, dass sich die Abrege-
lung sowohl in Deutschland als auch den angrenzenden Nachbarländern durch die Elektrokessel im 
Regelleistungsmarkt verringern lässt, da sie das Problem der Must-run-Erzeugung reduzieren können 
und damit zur EE-Integration beitragen. 
Die bisher genannten Arbeiten fokussieren sich auf den Einsatz von Elektrokesseln in Deutschland, 
aber auch für andere Länder wurden bereits Analysen durchgeführt. An dieser Stelle sollen die Arbei-
ten, die eine vergleichbare Fragestellung für ein anderes Land analysieren, vorgestellt werden. 
Liu et al. (2016) berechnen die optimale Leistung für Elektrokessel in der Fernwärmeversorgung in 
der Region um Peking, um die Abregelung von Windenergieanlagen zu verringern. Dabei bewerten 
sie die eingesparte Kohle aus den KWK-Anlagen, die die Wärme sonst erzeugt hätten, im Vergleich zu 
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den Investitionskosten der Elektrokessel. Sie kommen zu dem Ergebnis, dass für die aktuelle Situati-
on 1.100 MWel an Elektrokesseln für diese Region optimal wären und dass sich die Abregelung von 
Windenergieanlagen damit von 7,7 % auf 1,7 % reduzieren ließe. Die Ergebnisse resultieren dabei aus 
der Modellierung eines dynamischen Kraftwerkseinsatzes, der auch Vorgaben für positive und nega-
tive Reserve einschließt. Eine ähnliche Untersuchung wurde für das Gebiet der westlichen inneren 
Mongolei in China durchgeführt. Hier kommen Zhang et al. (2015) für ein Szenario für das Jahr 2020 
zu dem Ergebnis, dass Elektrokessel (dimensioniert auf 20 % der Wärmehöchstlast) die Abregelung 
von Windstrom deutlich senken können und damit einen Beitrag zur Vermeidung von CO2-
Emissionen leisten können. Sie stellen dabei fest, dass Elektrokessel insbesondere in Zeiten mit län-
ger andauernden EE-Überschüssen eine bessere Integrationsfunktion als Pumpspeicher haben. 
(Zhang et al. 2015) 
Zur Nutzung von Strom im Wärmesektor wird in Skandinavien schon seit längerem geforscht (Ma-
thiesen und Lund 2009). Salpakari et al. (2016) untersuchten am Beispiel von Helsinki, wie sich der 
Einsatz von Elektrokesseln, Wärmepumpen und Wärmespeichern auf die Abregelung von Wind- und 
Photovoltaikanlagen auswirkt. Dabei untersuchten sie sowohl historische Jahre (2013 bis 2015) als 
auch das Jahr 2050. Sie kommen dabei zu dem Ergebnis, dass ein spotmarktseitiger Einsatz der 
Power-to-Heat-Technologien zur Integration von Wind- und Photovoltaiküberschüssen beitragen 
kann. Alahäivälä et al. (2017) zeigen ebenfalls am Beispiel Finnlands, dass Power-to-Heat-
Technologien die Abregelung von Windenergie sowie die variablen Betriebskosten der Stromversor-
gung senken können. 
Aus der bisher vorliegenden Literatur ist noch keine Aussage darüber möglich, ob der Einsatz der 
Elektrokessel im Spotmarkt oder im Regelleistungsmarkt einen größeren Beitrag zur EE-Integration 
leisten kann, da meist nur ein Markt separat betrachtet wurde und die Arbeiten unterschiedliche An-
nahmen treffen und somit Ergebnisse nicht direkt vergleichbar sind. Die vorliegende Arbeit soll diese 
Forschungslücke deshalb schließen und bei sonst gleichen Annahmen herausarbeiten, in welchem 
Markt Elektrokessel am sinnvollsten eingesetzt werden können und aus welchen Quellen der durch 
sie verbrauchte Strom stammt. 
2.6 Zwischenfazit 
Die bisherigen Forschungsarbeiten haben gezeigt, dass die Power-to-Heat-Technologie ein großes 
Potential besitzt, als wichtige Flexibilitätsoption zum Gelingen der Energiewende beizutragen. Nach-
dem das heutige Marktumfeld für die Power-to-Heat-Technologie dargestellt wurde, stellt sich nun 
die Frage, wie sich die Marktsituation in den nächsten Jahren entwickeln wird. Um dies für das Jahr 
2025 modellgestützt zu untersuchen, wird im folgenden Kapitel das für die Untersuchung verwende-
te Fundamentalmodell vorgestellt. 
 
3 Strommarktmodell MICOES-Europe 
Im Folgenden wird für die Untersuchung des Einsatzes von Elektrokesseln in der Fernwärmeversor-
gung ein detailliertes fundamentales Strommarktmodell eingesetzt. Zur Beantwortung der For-
schungsfrage ist sowohl eine detaillierte Abbildung der gekoppelten Strom- und Wärmeerzeugung in 
Fernwärmenetzen als auch der Vorhaltung und des Abrufs von Regelleistung im Modell notwendig. 
Das verwendete Strommarktmodell MICOES-Europe wird im nächsten Abschnitt 3.1 zunächst kurz 
vorgestellt, bevor in den Abschnitten 3.2 bis 3.9 auf die Modellierung im Detail eingegangen wird. 
Abschnitt 3.10 beschreibt kurz die softwaretechnische Umsetzung des Modells. Im Abschnitt 3.11 
wird die Güte des Modells einer Bewertung anhand von Marktdaten der Jahre 2010 - 2013 unterzo-
gen und die Eignung für die Untersuchungsfrage bewertet. 
3.1 Modellübersicht 
Das am Lehrstuhl für Energiemanagement und Nachhaltigkeit der Universität Leipzig vorhandene 
Strommarktmodell MICOES („Mixed-integer cost optimization of energy systems“) basiert auf Arbei-
ten der von Prof. T. Bruckner geleiteten Forschungsgruppe an der TU Berlin aus dem Jahr 2008 (The-
ofilidi 2008). Seitdem wurde es an der Universität Leipzig9 fortwährend weiterentwickelt (vgl. etwa 
(Böttger et al. 2015)). So wurde es insbesondere von einem auf Deutschland beschränkten Modell 
erweitert, um zusätzlich den größten Teil Europas detailliert abzubilden. 
Bei dem für die Untersuchung verwendeten Strommarktmodell handelt es sich um ein Fundamen-
talmodell des europäischen Kraftwerkparks, das mittels gemischt-ganzzahliger Optimierung Abschät-
zungen für die Spotmarktpreise für die einzelnen modellierten Länder berechnet. Für jede Stunde der 
zu analysierenden Stützjahre identifiziert das Strommarktmodell diejenigen Kraftwerke, die den 
Strombedarf und die Nachfrage nach Regelleistung unter Berücksichtigung technischer und ökono-
mischer Restriktionen zu minimalen (variablen) Kosten decken. Hierbei wird nur der Betrieb der An-
lagen aber keine Investitionsentscheidung modelliert. Stattdessen sind die Kapazitäten aller Techno-
ligen exogen vorzugeben. 
Das Modell umfasst den Teil der heute existierenden Märkte für Strom, die für die Forschungsfrage 
relevant sind. Konkret wird der börsliche Day-ahead Spotmarkt (EEX) sowie der Regelleistungsmarkt 
für Sekundär- und Minutenreserve abgebildet (vgl. Abbildung 3-1). 
                                                          
9
 Im Wesentlichen durch die Autorin, sofern nicht anders gekennzeichnet. 
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Abbildung 3-1: Einordnung des Strommarktmodells MICOES-Europe in verschiedene Märkte für Strom 
In Abbildung 3-2 ist das verwendete Strommarktmodell schematisch dargestellt. Als Eingabedaten für 
das Strommarktmodell dient neben der stündlich vorgegebenen (unelastischen) Stromnachfrage je-
des betrachteten Landes und dem Bedarf an Regelleistungsvorhaltung insbesondere eine Datenbank 
mit den in Europa befindlichen Kraftwerken. Diese Datenbank enthält für konventionelle Kraftwerke 
insbesondere deren Wirkungsgrade, Maximalleistung und minimal zulässige Leistung, wie auch ma-
ximale Leistungsänderungsgeschwindigkeiten (ramp rates) sowie minimale Betriebs- und Stillstand-
zeiten. Weiterhin berücksichtigt das Modell die Kraftwerksanfahrkosten (unter Berücksichtigung der 
vorherigen Stillstandzeit) sowie über die Brennstoffkosten hinausgehende, zusätzliche variable Be-
triebskosten. Außerdem enthält die Datenbank die installierten Leistungen von EE. Die Stromeinspei-
sung fluktuierender EE (Windkraft, Photovoltaik10) wird im Modell auf Grundlage synthetisch erstell-
ter Zeitreihen11 basierend auf historischen Wetterdaten für alle betrachteten Länder berücksichtigt, 
welche entsprechend dem zukünftigen Ausbau bei Bedarf skaliert werden. Da im Modell 19 europäi-
sche Länder abgebildet sind, wird auch der Stromtransfer zwischen einzelnen Ländern unter Berück-
sichtigung der Kapazitäten an den Grenzkuppelstellen im Modell ermöglicht. Alle in der Datenbank 
verfügbaren Kraftwerke werden unter dem Ziel der Kostenminimierung eingesetzt, um die Strom-
nachfrage auf dem Spotmarkt wie auch den Bedarf auf dem Regelleistungsmarkt zu decken. Im Er-
gebnis liefert MICOES-Europe für jedes Land stündliche Spotmarktpreise für Strom sowie auch die 
stündlichen Betriebsprofile aller Kraftwerke sowie deren CO2-Emissionen und Deckungsbeiträge. Für 
den Regelleistungsmarkt werden die Reservevorhaltung aller Kraftwerke sowie deren Opportunitäts-
kosten in Form von Grenzleistungspreisen (als Schattenpreise) bestimmt. 
                                                          
10
 Bei der Erstellung der synthetischen Photovoltaikeinspeisezeitreihen hat Sören Graupner die Modellierung 
und Datengrundlage erweitert und verbessert. 
11
 Vgl. hierzu die Erläuterungen im Anhang A.1 bis A.3. 
 Strommarktmodell MICOES-Europe 47 
 
Abbildung 3-2: Modellschema des Strommarktmodells MICOES-Europe 
Die derzeit im Modell abgebildeten Länder umfassen Deutschland (DE), die Niederlande (NL), Belgien 
(BE), Frankreich12 (FR), die Schweiz (CH), Österreich (AT), die Tschechische Republik (CZ), Polen (PL), 
Dänemark West (DKw) und Dänemark Ost (DKe), Norwegen (NO), Schweden (SE), Finnland (FI), Spa-
nien (ES), Portugal (PL), Italien (IT), Großbritannien (GB), Slowenien (SO), die Slowakei (SK) und Un-
garn13 (HU) (vgl. Abbildung 3-3). 
Im heutigen Marktdesign sind die Spotmärkte von Deutschland und Österreich gekoppelt, so dass es 
für beide Länder eine gemeinsame Preiszone gibt14. Im Modell werden die Länder aber mit jeweils 
einer eigenen Preiszone modelliert, da auch die Regelleistungsmärkte beider Länder nicht vollständig 
integriert sind. Dänemark wird mit einer westlichen (Festland) und einer östlichen Preiszone im Mo-
dell abgebildet, da in der Realität die beiden Teile zu unterschiedlichen Netzgebieten gehören. In der 
Realität existieren in Italien, Norwegen und Schweden mehrere Preiszonen (Egerer et al. 2015), um 
dortige Netzengpässe entsprechend zu berücksichtigen. Innerhalb des Modells werden die Länder 
aber als eine Preiszone abgebildet, da einerseits die regionalen Daten häufig nicht in ausreichender 
Qualität zur Verfügung stehen bzw. das Stromnetz und ggf. auftretende Engpässe innerhalb der Län-
der im Modell auch nicht berücksichtigt werden. Somit können mit diesem Modellansatz keine Aus-
sagen zu netzbedingt notwendiger Abregelung von EE getroffen werden, sondern nur zu marktbe-
dingter Abregelung. 
                                                          
12
 Ein Update der Modelldaten zu Frankreich erfolgte durch Sita Seidel und Mario Götz. 
13
 Die Modelldaten für Slowenien, die Slowakei und Ungarn wurden durch Julia Gromovaja und Mario Götz zu-
sammengetragen. 
14
 Möglicherweise wird die deutsch-österreichische Preisezone aber in den nächsten Jahren aufgrund der Ver-
sorgungssicherheit aufgespalten, da gegenwärtig Netzengpässe große Probleme darstellen (Schlandt 2015). 
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Abbildung 3-3: Abgebildete Länder im Strommarktmodell MICOES-Europe 
In den folgenden Abschnitten wird die Modellierung nun im Detail beschrieben. Der Index 
t ∈ {0, 1,⋯ , T}15 wird dabei immer für die jeweiligen Zeitschritte (hier Stunden) verwendet. In der 
Regel ist T = 24, das heißt es werden immer einzelne Tage mit 24 Stunden Länge betrachtet. 
3.2 Modellierung fossil-thermischer Kraftwerke 
Zunächst wird die Modellierung von fossil-thermischen Kraftwerken beschrieben. Hierzu wird der In-
dex 𝑖 ∈ ℐ für einzelne Kraftwerke bzw. Kraftwerksblöcke16 verwendet. Der Einsatz thermischer Kraft-
werke unterliegt zahlreichen dynamischen Restriktionen wie Mindeststillstands- und Mindestbe-
triebszeiten, Leistungsänderungsbegrenzungen und Mindestleistungsbedingungen, die im Folgenden 
erläutert werden (vgl. z. B. (Ellersdorfer et al. 2008)). 
3.2.1 Minimal- und Maximalleistung 
Der Einsatz thermischer Kraftwerke 𝑖 zum Zeitpunkt 𝑡 wird im Modell über ihre abgegebene Leistung 
mit der Variablen  𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 ≥ 0 beschrieben („PP“ steht hierbei für power plant). Dabei ist die Variable 
                                                          
15
 Der Index „0“ wird im Kontext der rollierenden Optimierung zur Übertragung der optimalen Werte der letz-
ten Stunde des Vortages zur Verwendung als Startwert für den Folgetag genutzt (s. Abbildung 3-11 auf S. 73). 
16
 Für Deutschland allein werden rund 430 Kraftwerksblöcke und für die derzeit abgebildeten weiteren europä-
ischen Länder weitere 1.600 Kraftwerksblöcke modelliert. 
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𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 nach oben durch die Maximalleistung17 des Kraftwerks 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 begrenzt. Da der zulässige Ar-
beitsbereich stromproduzierender thermischer Kraftwerke aus technischen Gründen nicht unter eine 
gewisse Schranke 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 fallen darf, ist die Einführung einer binären Statusvariable für jedes Kraft-
werk und jeden Zeitpunkt notwendig. Diese Statusvariable 𝑠𝑡,𝑖 ∈ {0,1} gibt an, ob das Kraftwerk aus 
bzw. in einem Anfahrvorgang (𝑠𝑡,𝑖 = 0) oder aber in Betrieb ist (𝑠𝑡,𝑖 = 1). Für die Einschränkung des 
zulässigen Arbeitsbereiches gilt Gleichung ( 1 ) (vgl. Gleichung (5.7) in (Theofilidi 2008)). 
 𝑠𝑡,𝑖 ∙  𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 ≤ 𝑠𝑡,𝑖 ∙  𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 ( 1 ) 
Die Parameter für die Maximalleistung (installierte elektrische Leistung im Nennbetriebspunkt) 
𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 werden für Deutschland aus der Kraftwerksliste der Bundesnetzagentur (BNetzA 2013) 
übernommen. Für die restlichen im Modell abgebildeten europäischen Länder wurde eine Kraft-
werksliste von Energy Brainpool (Energy Brainpool 2011) als Grundlage verwendet und durch eigene 
Recherchen ergänzt und aktualisiert. 
Da für die Abschätzung der Mindestleistung keine kraftwerksscharfen Daten vorliegen, wird hier mit 
technologiespezifischen Werten aus der Literatur gearbeitet (s. Tabelle 3-1). 
Tabelle 3-1: Übersicht über die im Modell verwendeten Parameter zur Abbildung der technischen Mindest-
leistung (in Prozent der Maximalleistung) 
Technologie bzw. Brennstoff Wert Quelle 
Kernenergie 45 % (Bagemihl 2002) 
Braunkohle DKW 40 % (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Steinkohle DKW 38 % (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Erdgas DKW 38 % (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Erdgas GuD 33 % (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Erdgas GT 20 % (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Heizöl, leicht/schwer 20 % Eigene Annahme (entsprechen Erdgas GT) 
3.2.2 Kraftwerksverfügbarkeit 
Kraftwerke stehen aufgrund von geplanten Wartungen bzw. ungeplanten (technischen) Ausfällen 
meist nicht 8.760 Stunden im Jahr für die Stromerzeugung zur Verfügung. Um dies zu berücksichtigen 
wird in Gleichung ( 1 ) auf der rechten Seite noch mit einem Verfügbarkeitsparameter 𝜃𝑡,𝑖 ∈ [0,1] 
multipliziert (s. Gleichung ( 2 )). 
  𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 ≤ 𝑠𝑡,𝑖 ∙ 𝜃𝑡,𝑖 ∙  𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 ( 2 ) 
                                                          
17
 In MICOES-Europe wird immer mit der Nettoleistung (Bruttoleistung abzüglich Eigenverbrauch) gerechnet. 
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Für Deutschland werden geplante und ungeplante Nichtverfügbarkeiten je Technologie mit ihrer 
Dauer veröffentlicht18 (EEX 2015). Die historischen Arbeitsverfügbarkeiten der einzelnen deutschen 
Kernkraftwerke können aus veröffentlichten Betriebsergebnissen bis zum Jahr 2011 (DAtF 2012) zeit-
lich sehr genau abgeleitet werden. 
Für die Validierung werden daher diese Daten in eine stündliche Auflösung übertragen und dem Mo-
dell als Parameter vorgegeben. Abbildung 3-4 zeigt exemplarisch für das Jahr 2012 die nichtverfügba-
re Erzeugungsleistung nach Technologie. Hier ist auffällig, dass insbesondere im Sommer die Nicht-
verfügbarkeit die höchsten Werte annimmt (teilweise über 25 GW). Dies liegt daran, dass planbare 
Wartungen eher im Sommer zu Zeiten geringer Stromnachfrage und damit geringerer Strompreise 
durchgeführt werden. 
 
Abbildung 3-4: Nichtverfügbare Erzeugungsleistung in Deutschland im Jahr 2012. Quelle: Eigene Darstellung 
der Daten von (European Energy Exchange (EEX) 2015) 
Da nicht für jedes europäische Land solche detaillierten Daten zur Verfügung stehen, werden für alle 
anderen Länder pauschale Werte verwendet. Diese werden in Tabelle 3-2 wiedergegeben. 
3.2.3 Leistungsänderungsgradienten 
Da thermische Kraftwerke ihre Leistung nicht beliebig schnell variieren können, wird im Modell mit 
Parametern zur Beschreibung der Leistungsänderungsgeschwindigkeit gearbeitet. Die Modellierung 
wird dabei von Silbernagl et al. (2014) übernommen. Der Parameter 𝑅𝐷𝑖 gibt den Leistungsände-
rungsgradienten bei Leistungsreduktion von Kraftwerk 𝑖 in MW je Zeitschritt an („ramping - down“). 
                                                          
18
 Seit 09.02.2015 wird dies sogar mit Angabe des betroffenen Kraftwerksblocks veröffentlicht. 
 Strommarktmodell MICOES-Europe 51 
Tabelle 3-2: Übersicht über verwendete Parameter für Arbeitsverfügbarkeiten thermischer Kraftwerke 
Technologie bzw. Brennstoff Wert Quelle 
Kernenergie 85,0 % Eigene Annahme auf Basis historischer Verfügbarkeiten 
Braunkohle DKW 84,7 % (Swider et al. 2007) 
Steinkohle DKW 82,1 % (Swider et al. 2007) 
Erdgas DKW 88,7 % (Swider et al. 2007) 
Erdgas GuD 88,7 % (Swider et al. 2007) 
Erdgas GT 88,7 % (Swider et al. 2007) 
Heizöl, leicht/schwer 90,7 % (Swider et al. 2007) 
 
Der Parameter 𝑅𝑈𝑖 ist analog für eine Leistungserhöhung definiert („ramping - up“). Um die Ände-
rung der Leistung auch für Anfahrvorgänge und das Herunterfahren eines Kraftwerks abbilden zu 
können, werden zusätzlich die Parameter 𝑆𝑈𝑖  (maximales Ramping beim Hochfahren) und 𝑆𝐷𝑖 (ma-
ximales Ramping beim Herunterfahren) verwendet. 
Die Veränderung der Leistung bei Leistungserhöhung von einem Zeitschritt zum nächsten ist somit 
gemäß Ungleichung ( 3 ) eingeschränkt (vgl. Gleichung (4) in (Silbernagl et al. 2014)). Spiegelbildlich 
schränkt Ungleichung ( 4 ) die Leistungsänderung bei Leistungsreduktion ein (vgl. Gleichung (5) in 
(Silbernagl et al. 2014)). 
 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 ≤ 𝑃𝑡−1,𝑖
𝑃𝑃 + 𝑅𝑈𝑖 ∙ 𝑠𝑡−1,𝑖 + 𝑆𝑈𝑖 ∙ (1 − 𝑠𝑡−1,𝑖) − min{𝑆𝑈𝑖, 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 + 𝑅𝑈𝑖} ∙ (1 − 𝑠𝑡,𝑖) ( 3 ) 
 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 ≥ 𝑃𝑡−1,𝑖
𝑃𝑃 − 𝑅𝐷𝑖 ∙ 𝑠𝑡,𝑖 − 𝑆𝐷𝑖 ∙ (1 − 𝑠𝑡,𝑖) + min{𝑆𝐷𝑖, 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 + 𝑅𝐷𝑖} ∙ (1 − 𝑠𝑡−1,𝑖) ( 4 ) 
Im normalen Betrieb (𝑠𝑡−1,𝑖 = 𝑠𝑡,𝑖 = 1) ist die Leistungsänderung damit nur durch die Parameter 𝑅𝑈𝑖  
und 𝑅𝐷𝑖 beschränkt, da die beiden letzten Terme auf der rechten Seite jeweils wegfallen. Beim An-
fahren (𝑠𝑡−1,𝑖 = 0, 𝑠𝑡,𝑖 = 1) wird die Leistungsänderung durch den Parameter 𝑆𝑈𝑖  begrenzt (in Glei-
chung ( 3 ) fallen der zweite und vierte Term rechts weg), wobei aber sichergestellt werden muss, 
dass wegen Gleichung ( 1 ) noch 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 gilt (in Gleichung ( 4 ) fällt der dritte Term weg und 
sichert damit diese Bedingung). Beim Herunterfahren (𝑠𝑡−1,𝑖 = 1, 𝑠𝑡,𝑖 = 0) ist die Leistungsänderung 
durch den Parameter 𝑆𝐷𝑖 begrenzt (in Gleichung ( 4 ) fallen der zweite und vierte Term rechts weg), 
wobei analog zum Anfahren über Gleichung ( 3 ), in der der dritte Term rechts wegfällt, auch 
𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑃𝑡−1,𝑖
𝑃𝑃  gesichert wird. 
Dabei wird der Parameter 𝑆𝑈𝑖  auf die Mindestleistung 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 gesetzt, was bedeutet, dass ein 
Kraftwerk immer zunächst auf die Mindestleistung hochgefahren werden muss. Der Parameter 𝑆𝐷𝑖 
wird dagegen auf die Maximalleistung gesetzt, wodurch ein Kraftwerk stets von einem beliebigen Ar-
beitspunkt heruntergefahren werden kann. Weiterhin wird 𝑅𝑈𝑖 = 𝑅𝐷𝑖 angenommen. Es wird bei der 
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Parametrisierung mangels verfügbarer Daten also nicht zwischen Leistungserhöhung und -reduktion 
unterschieden. Da keine kraftwerksscharfen Abschätzungen zu Leistungsänderungsgeschwindigkei-
ten vorliegen, wird auch hier mit technologiespezifischen Werten aus der Literatur gearbeitet (s. Ta-
belle 3-3).19 
Tabelle 3-3: Übersicht über verwendete Parameter für Leistungsänderungsgradienten 
Technologie bzw. Brennstoff Wert Quelle 
Kernenergie 3,8 %/Minute (Hundt et al. 2009) 
Braunkohle DKW 3 %/Minute (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Steinkohle DKW 4 %/Minute (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Erdgas DKW 6 %/Minute (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Erdgas GuD 6 %/Minute (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Erdgas GT 20 %/Minute (Hundt et al. 2009) (Tabelle 4.2) 
Heizöl, leicht/schwer 20 %/Minute Eigene Annahme (analog zu Erdgas GT) 
3.2.4 Mindestbetriebs- und Mindeststillstandszeit 
Um die Trägheit, die beim Betrieb von thermischen Kraftwerken zu beobachten ist20, modellieren zu 
können, sind im Modell Mindestbetriebs- und Mindeststillstandszeiten abgebildet. Die Mindeststill-
standszeit 𝑇𝑖
𝑜𝑓𝑓
 gibt dabei an, wie lange ein Kraftwerk nach dem Herunterfahren mindestens abge-
schaltet bleiben muss. Da Anfahrvorgänge selbst nicht explizit physikalisch modelliert werden, ist die 
Zeit für einen Anfahrvorgang in der Mindeststillstandszeit enthalten. Die Mindestbetriebszeit 𝑇𝑖
𝑜𝑛 
gibt an, wie lange ein Kraftwerk nach einem Anfahrvorgang mindestens in Betrieb bleiben muss. Dies 
ist dadurch motiviert, dass für einen Anfahrvorgang nicht unerhebliche Kosten entstehen, so dass ein 
Kraftwerk nur angefahren werden sollte, wenn es dann auch mehrere Stunden laufen kann. 
Gegenüber der Originalversion des Modells in (Theofilidi 2008) wurde hier eine Anpassung der Mo-
dellierung vorgenommen. Basierend auf der Modellierung von (Carrion und Arroyo 2006) werden die 
Mindestzeiten ohne die explizite Definition von Zählvariablen (𝑂𝑁 bzw. 𝑂𝐹𝐹) allein auf geeigneten 
Gleichungen über Summen der Statusvariable 𝑠𝑡,𝑖 gebildet, was im Vergleich zur Originalversion eine 
deutliche Verbesserung der Rechenzeiten des Modells bewirkt hat. 
Die Gleichungen ( 5 ) - ( 7 ) entsprechen den Gleichungen ( 21 ) - ( 23 ) in (Carrion und Arroyo 2006). 
Um sicherzustellen, dass die Mindestbetriebszeit über den gesamten Berechnungshorizont bis 𝑇 ein-
gehalten wird, erfolgt eine Unterteilung in drei Fälle. Der erste in Gleichung ( 5 ) wiedergegebene Fall 
                                                          
19
 Da im Modell mit einer zeitlichen Auflösung von einer Stunde gerechnet wird, sind die Leistungsänderungs-
geschwindigkeiten in der Regel nicht bindend. Diese spielen jedoch für die Bestimmung der möglichen Regel-
leistungsvorhaltung eine wichtige Rolle (vgl. Abschnitt 3.8.1). 
20
 Diese ergibt sich aus der maximalen thermischen Belastung von Bauteilen. 
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entspricht einer aus der Vorperiode noch verbleibenden restlichen Mindestbetriebszeit über 𝐺𝑖  
Stunden, die noch eingehalten werden muss (𝑠𝑡,𝑖 muss also für 𝐺𝑖  Stunden = 1 sein). Dabei 
ist 𝐺𝑖 = 𝑀𝑖𝑛{𝑇, [𝑇𝑖
𝑜𝑛 − 𝑇𝑖
𝑜𝑛,𝑖𝑛𝑖𝑡𝑎𝑙] ∙ 𝑠𝑡=0,𝑖} die Anzahl der Zeitschritte zu Beginn der Berechnungspe-
riode, die ein Kraftwerk noch am Netz bleiben muss. Der Parameter 𝑇𝑖
𝑜𝑛,𝑖𝑛𝑖𝑡𝑎𝑙 entspricht dabei der 
Anzahl an Stunden der Mindestbetriebszeit, die in der Vorperiode bereits vergangen sind. In Glei-
chung ( 6 ) wird dagegen der Fall betrachtet, dass eine Mindestbetriebszeit komplett in die Berech-
nungsperiode fällt. Wenn also 𝑠𝑡,𝑖 = 1 und 𝑠𝑡−1,𝑖 = 0 gilt, muss 𝑠𝑛,𝑖   für 𝑇𝑖
𝑜𝑛 Stunden gleich 1 sein. 
Abschließend wird durch Gleichung ( 7 ) sichergestellt, dass zum Ende der Berechnungsperiode, auch 
wenn eine Mindestbetriebszeit nicht mehr komplett abgeschlossen werden kann, ein Kraftwerk zu-
mindest in den verbleibenden Stunden am Netz bleibt. Wenn also 𝑠𝑡,𝑖 = 1 und 𝑠𝑡−1,𝑖 = 0 gilt, muss 
𝑠𝑛,𝑖  für die verbleibenden Stunden bis 𝑇 gleich 1 sein. 
 
∑[1− 𝑠𝑡,𝑖] = 0    ∀𝑖 ∈ 𝐼
𝐺𝑖
𝑡=1
 ( 5 ) 
 
∑ 𝑠𝑛,𝑖 ≥ 𝑇𝑖




𝐺𝑖 + 1,… , 𝑇 − 𝑇𝑖
𝑜𝑛 + 1 ( 6 ) 
 




𝑜𝑛 + 2,… , 𝑇 ( 7 ) 
Für die Einhaltung von Mindeststillstandszeiten werden analoge Gleichungen verwendet. Die hier 
angeführten Gleichungen ( 8 ) - ( 10 ) entsprechen den Gleichungen ( 24 ) - ( 26 ) in (Carrion und Ar-




] ∙ [1 − 𝑠𝑡=0,𝑖]} die Anzahl der Zeitschritte zu 
Beginn der Berechnungsperiode, die ein Kraftwerk noch aus bleiben muss. Der Parameter 𝑇𝑖
𝑜𝑓𝑓,𝑖𝑛𝑖𝑡𝑎𝑙
 
entspricht dabei der Anzahl an Stunden der Mindeststillstandszeit, die in der Vorperiode bereits ver-
gangen sind. Hier wird analog zwischen den drei Fällen einer noch verbleibenden restlichen Mindest-
stillstandszeit zum Periodenbeginn, einer vollständigen Mindeststillstandszeit innerhalb einer Be-
rechnungsperiode sowie dem Erfüllen einer beginnenden Mindeststillstandszeit zum Periodenende 
unterschieden. Mangels kraftwerksscharfer Daten zu Mindestbetriebs- und Mindeststillstandszeiten 
wird hier ebenso mit technologiespezifischen Werten aus der Literatur gearbeitet (s. Tabelle 3-4). 
 
∑𝑠𝑡,𝑖 = 0    ∀𝑖 ∈ 𝐼
𝐿𝑖
𝑡=1
 ( 8 ) 
 
∑ [1 − 𝑠𝑛,𝑖] ≥ 𝑇𝑖
𝑜𝑓𝑓





𝐿𝑖 + 1,… , 𝑇 − 𝑇𝑖
𝑜𝑓𝑓
+ 1 
( 9 ) 
 





+ 2,… , 𝑇 ( 10 ) 
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Kernenergie 12 h 8 h (Bagemihl 2002) 
Braunkohle DKW 8 h 8 h (Bagemihl 2002) 
Steinkohle DKW 8 h 8 h (Bagemihl 2002) 
Erdgas DKW 8 h 4 h Eigene Annahme (analog zu Erdgas GuD) 
Erdgas GuD 8 h 4 h (Bagemihl 2002) 
Erdgas GT 0 h 0 h (Bagemihl 2002) 
Heizöl, leicht/schwer 0 h  0 h Eigene Annahme (analog zu Erdgas GT) 
3.3 Modellierung der Fernwärmeversorgung 
Da die Fernwärmeversorgung im Fokus dieser Arbeit steht, spielt insbesondere deren Modellierung 
eine wichtige Rolle für die späteren Modellergebnisse. In MICOES-Europe wird die Fernwärmeversor-
gung21 über KWK-Anlagen, Heizkessel, thermische Speicher sowie Power-to-Heat-Anlagen für ausge-
wählte große Fernwärmenetze in Deutschland endogen abgebildet. Auf die hierfür verwendete Mo-
dellierung wird im Folgenden eingegangen. 
3.3.1 KWK-Anlagen 
Neben der Stromerzeugung wird auch die gekoppelte Wärmeerzeugung von KWK-Anlagen abgebil-
det. Die Modellierung basiert hierbei auf Mollenhauer et al. (2016). 
Die Enthalpie ?̇?𝑡,𝑖
𝑓𝑢𝑒𝑙
 in Abhängigkeit der elektrischen Energie 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃und der thermischen Energie ?̇?𝑡,𝑖
𝐶𝐻𝑃 
leitet sich aus folgender Gleichung ( 11 ) ab, wobei 𝛽𝑡,𝑖 die Stromverlustkennziffer ist. 
 ?̇?𝑡,𝑖
𝑓𝑢𝑒𝑙
= 𝛼1,𝑖 ∙  𝑠𝑡,𝑖 + 𝛼2,𝑖 ∙ (𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 + 𝛽𝑡,𝑖 ∙ ?̇?𝑡,𝑖
𝐶𝐻𝑃) ( 11 ) 
Für die Ermittlung der Koeffizienten 𝛼1,𝑖 und 𝛼2,𝑖 werden die folgenden beiden Gleichungen ( 12 ) 
und ( 13 ) verwendet, wobei 𝜂𝑖
𝑒𝑙,𝑚𝑖𝑛 den elektrischen Wirkungsgrad bei Mindestleistung bezeichnet 







− 𝛼2,𝑖 ∙ 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 












( 13 ) 
                                                          
21
 Die Abbildung der Fernwärmeversorgung war im ursprünglichen Modell MICOES (Theofilidi 2008) nicht ent-
halten und wurde von der Autorin zusammen mit Mario Götz ab dem Jahre 2012 ergänzt. 
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In Tabelle 3-5 wird der Wirkungsgradverlust im Teillastbetrieb in Prozentpunkten angegeben, aus 
dem sich 𝜂𝑖
𝑒𝑙,𝑚𝑖𝑛 in Abhängigkeit von 𝜂𝑖
𝑒𝑙,𝑚𝑎𝑥 errechnet. 
Tabelle 3-5: Übersicht über verwendete Parameter für Wirkungsgradverluste bei Mindestteillast 
Technologie Wirkungsgradverlust Quelle 
Kernenergie 5 %Pkte. (dena 2005) 
Braunkohle DKW 5 %Pkte. (dena 2005) 
Steinkohle DKW 6 %Pkte. (dena 2005) 
Erdgas DKW 6 %Pkte. Eigene Annahme (wie Steinkohle DKW) 
Erdgas GuD 11 %Pkte. (dena 2005) 
Erdgas GT 22 %Pkte. (dena 2005) 
Heizöl, leicht/schwer 22 %Pkte. Eigene Annahme (wie Erdgas GT) 
 




𝑐𝑜𝑜𝑙) gemäß Gleichung ( 14 ) berechnet (vgl. Gleichung ( 8 ) und ( 9 ) in (Mol-
lenhauer et al. 2016)). 
 








( 14 ) 
Da keine anlagenscharfen Daten zu Vorlauf-, Rücklauf- und Kühlwassertemperaturen vorliegen, wur-
den für alle Anlagen die in Tabelle 3-6 genannten Werte verwendet. Dabei wurde nur die Vorlauf-
temperatur abhängig von der Jahreszeit variiert und exogen vorgegeben. 
Tabelle 3-6: Übersicht über verwendete Parameter für Vorlauf-, Rücklauf-  und Kühlwassertemperatur. Quel-
le: Eigene Annahmen basierend auf (Christidis et al. 2017) 
Temperatur Winter Übergang Sommer 
Vorlauf 130 °C 110 °C 90 °C 
Rücklauf 60 °C 60 °C 60 °C 
Kühlwasser 15 °C 15 °C 15 °C 
Stromverlustkennziffer 𝜷𝒕,𝒊 0,215 0,194 0,172 
 
Der Brennstoff Enthalpieeinsatz ?̇?𝑡,𝑖
𝑓𝑢𝑒𝑙
 ist gemäß Gleichung ( 15 ) durch die minimale und maximale 














 ( 15 ) 
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Bei der Modellierung von KWK-Anlagen wird zwischen Entnahmekondensationsanlagen und Gegen-
druckanlagen unterschieden. Während Gegendruckanlagen Strom und Wärme ausschließlich mit ei-
nem festen Verhältnis (Stromkennzahl) produzieren können, haben Entnahmekondensationsanlagen 
die Möglichkeit, in einer gewissen Bandbreite die Strom- und Wärmeproduktion unabhängig vonei-
nander zu variieren (vgl. Abbildung 3-5 und Abbildung 3-6). 
 
Abbildung 3-5: Grenzen des Betriebsbereichs eines Entnahme-Kondensations-Dampfkraftwerks (Verweise 
auf Gleichungen beziehen sich auf das Originalpaper). Quelle: (Christidis und Tsatsaronis 2011) 
 
Abbildung 3-6: Betriebsbereich eines Gegendruck-Dampfkraftwerks. Quelle: (Christidis und Tsatsaronis 2011) 
Für Entnahmekondensationsanlagen gilt daher Gleichung ( 16 ) für den Zusammenhang zwischen 
Wärmeproduktion  ?̇?𝑡,𝑖
𝐶𝐻𝑃 und Stromproduktion 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 in einer einzelnen Stunde. Gleichung ( 17 ) zeigt 













𝑙𝑜𝑠𝑠  ( 17 ) 
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Die Energieverluste durch Abgase ?̇?𝑡,𝑖
𝑙𝑜𝑠𝑠 werden mit 10 %22 bezogen auf ?̇?𝑡,𝑖
𝑓𝑢𝑒𝑙
 angesetzt. Bei Gegen-
druckanlagen entfallen die Energieverluste durch die Kondensation ?̇?𝑡,𝑖
𝑐𝑜𝑜𝑙. Für Entnahmekondensati-











𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥) ( 18 ) 
Die maximale Förderleistung der Fernwärmepumpen stellt zusätzlich bei geringen Vorlauftemperatu-
ren, also geringer Temperaturspreizung zwischen Vor- und Rücklauf, eine Restriktion für die auskop-
pelbare thermische Leistung dar (Christidis und Tsatsaronis 2011). Hier wird die Auslegungsvorlauf-
temperatur 𝑇𝑖
𝐹𝐹,𝑛𝑜𝑟𝑚 mit 120 °C angenommen, woraus sich für die Übergangszeit ein Faktor von 0,84 
und für den Sommer von 0,5 ergibt, mit dem die maximale thermische Leistung multipliziert wird (s. 











 ( 19 ) 
3.3.2 Heißwassererzeuger 
In Fernwärmenetzen können neben KWK-Anlagen auch reine Heißwassererzeuger zur Wärmelastde-
ckung eingesetzt werden. Diese werden dann benötigt, wenn die Wärmenachfrage so hoch ist, dass 
die KWK-Anlagen alleine den Bedarf nicht decken können oder aber auch in Situationen, wenn sich 
der Betrieb von KWK-Anlagen aufgrund geringer Strommarktpreise nicht rechnet. 
Die Fernwärmeerzeugung von Heißwassererzeugern (indiziert mit  𝑏𝑓 ∈ 𝒦, wobei „𝑏𝑓“ für „boiler 
fossil“ steht), die mit fossilen Brennstoffen befeuert werden, wird mit der Variablen ?̇?𝑡,𝑏𝑓
𝐵𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟 ≥ 0 be-
schrieben. Diese ist durch die maximale Kesselleistung ?̇?𝑏𝑓
𝐵𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟,𝑚𝑎𝑥 begrenzt, wie in Gleichung ( 20 ) 
formal beschrieben wird. Vereinfachend wird keine Mindestleistung modelliert. 
 ?̇?𝑡,𝑏𝑓
𝐵𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟 ≤ ?̇?𝑏𝑓
𝐵𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟,𝑚𝑎𝑥 ( 20 ) 
Die Modellierung von Elektrokesseln (indiziert mit 𝑏𝑒 ∈ ℋ𝒮, wobei „𝑏𝑒“ für „boiler electric“ steht) 
erfolgt analog zur Modellierung „konventioneller“ Heizkessel mit der Variablen ?̇?𝑡,𝑏𝑒
𝑃2𝐻, die die jeweili-
ge Wärmeerzeugung beschreibt. Diese ist wiederum durch die installierte Maximalleistung ?̇?𝑏𝑒
𝑃2𝐻,𝑚𝑎𝑥 
begrenzt (vgl. Gleichung ( 21 )). 
 ?̇?𝑡,𝑏𝑒
𝑃2𝐻 ≤ ?̇?𝑏𝑒
𝑃2𝐻,𝑚𝑎𝑥 ( 21 ) 
                                                          
22
 Von Mollenhauer et al. (2016) werden die Abgasverluste mit 5 bis 10 % abgeschätzt und es kommen noch 
sonstige Verluste in Höhe von 1,5 % hinzu. 
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Elektrokessel werden mit einem Wirkungsgrad von 𝜂𝑃2𝐻 = 98 % modelliert, so dass zwischen der 
elektrischen Leistung 𝑃𝑡,𝑏𝑒
𝑃2𝐻 und Wärmeerzeugung ?̇?𝑡,𝑏𝑒
𝑃2𝐻 folgender Zusammenhang gilt: 
 ?̇?𝑡,𝑏𝑒
𝑃2𝐻 = 𝜂𝑃2𝐻 ∙ 𝑃𝑡,𝑏𝑒
𝑃2𝐻  
3.3.3 Thermische Speicher 
Thermische Speicher werden vereinfachend als Anlagen für die temporäre Zwischenspeicherung 
thermischer Energie modelliert. Es wird somit keine detaillierte thermodynamische Beschreibung 
vorgenommen (vgl. (Bruckner 1996)). In jedem Fernwärmenetz (District heating grid, DHG) wird ge-
nau ein Speicher abgebildet. Sollte es mehrere geben, so werden diese aggregiert und sollte es gar 
keinen Speicher geben, so wird der maximale Füllstand durch 0 begrenzt. Die folgenden Bedingungen 
gelten aber analog. 
Der Füllstand des thermischen Speichers (state of charge, SOC) wird mit der Variablen 𝑆𝑂𝐶𝑡,𝐷𝐻𝐺
𝑡ℎ ≥ 0 
beschrieben. Diese ist nach oben und unten durch den Maximal- (𝑆𝑂𝐶𝑡ℎ,𝑚𝑎𝑥) bzw. Minimalfüllstand 




𝑡ℎ,𝑚𝑎𝑥 ( 22 ) 
Wärmeverluste des Wärmespeichers werden durch einen geringen Verlustfaktor berücksichtigt. 
3.3.4 Deckung des Fernwärmebedarfs 
Die Lastdeckung des vorgegebenen Fernwärmebedarfs ?̇?𝑡,𝐷𝐻𝐺
𝐷𝐻  erfolgt über eine Bilanzierung der 
Wärmeerzeugung aus KWK-Anlagen, fossil-befeuerten Heizkesseln, Elektrokesseln sowie ggf. einer 
Füllstandsveränderung des thermischen Speichers, wie in Gleichung ( 23 ) beschrieben wird. 
 𝑆𝑂𝐶𝑡,𝐷𝐻𝐺
𝑡ℎ = 𝑆𝑂𝐶𝑡−1,𝐷𝐻𝐺
𝑡ℎ + ∑ ?̇?𝑡,𝑏𝑓
𝐵𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟 ∙  Δ 𝑡
𝑏𝑓∈𝒦𝐷𝐻𝐺
+ ∑ ?̇?𝑡,𝑏𝑒




𝐶𝐻𝑃 ∙  Δ 𝑡
𝑖∈ℐ𝐷𝐻𝐺
− ?̇?𝑡,𝐷𝐻𝐺
𝐷𝐻 ∙  Δ 𝑡 
( 23 ) 
Im Modell wird zusätzlich noch eine geringe Verlustrate modelliert, die berücksichtigen soll, dass es 
zu Energieverlusten durch die Wärmespeicherung kommt. Da die Be- und Entladung eines thermi-
schen Speichers typischerweise weiteren Restriktionen unterliegen (etwa begrenzte Leistung der 
Pumpen), darf sich der Speicherfüllstand von einer Stunde zur nächsten nur um maximal 10 % der 
maximalen Kapazität verändern. 
In der Realität kann bei der Fernwärmeversorgung aufgrund von Engpässen im Wärmenetz der Fall 
auftreten, dass Wärmeerzeuger an bestimmten Stellen des Netzes laufen müssen, obwohl sie rein 
ökonomisch betrachtet, nicht laufen sollten. Von Engpässen im Wärmenetz wird in dieser Arbeit je-
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doch abstrahiert, d.h. es wird davon ausgegangen, dass die Wärmeversorgung jeweils über die güns-
tigsten Anlagen erfolgen kann. 
Daten zur zeitlich hochaufgelösten Wärmenachfrage sind öffentlich nicht verfügbar (Ellersdorfer et 
al. 2008, S. 30). Da am Institut für Infrastruktur und Ressourcenmanagement allerdings Daten zum 
Fernwärmebedarf der Stadt Würzburg aus dem Jahr 2001 (Boßmann 2008) und der Stadt Berlin aus 
dem Jahr 2007 (Bruckner und Berking 2009) vorlagen, konnten diese mithilfe einer Regressionsanaly-
se verallgemeinert werden (Götz et al. 2013b). Analog zu Ellersdorfer et al. (2008) wird dabei ein 
funktionaler Zusammenhang zwischen der Außentemperatur und der Wärmenachfrage hergeleitet 
und dabei insbesondere zwischen den Jahreszeiten (Winter, Sommer), der Tageszeit (Stunde 1-24) 
und dem Tagtyp (Werktag oder Wochenende) unterschieden. Abbildung 3-7 zeigt die synthetisch er-
zeugte stündlich aufgelöste Fernwärmenachfrage exemplarisch für das Jahr 2010 für alle großen ost-
deutschen Fernwärmenetze. 
 
Abbildung 3-7: Fernwärmeeinspeisung in den großen ostdeutschen Fernwärmenetzen (Berechnung mittels 
Regressionsmethode). Quelle: (Götz et al. 2013b) 
3.4 Modellierung von (Pump-)Speicherwasserkraftwerken 
Speicherwasserkraftwerke und Pumpspeicherwasserkraftwerke unterliegen anderen Einsatzrestrikti-
onen als konventionelle Kraftwerke, da sie immer nur so viel Strom erzeugen können, wie noch Was-
ser in ihrem Speicherbecken bzw. Oberbecken vorhanden ist. Für Pumpspeicher, die Wasser zu be-
liebigen Zeitpunkten auch vom Unterbecken zurück in das Oberbecken pumpen können, ist die 
Modellierung entsprechend noch komplexer. 
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3.4.1 Speicherwasserkraftwerke 
Aktuell werden Speicherwasserkraftwerke im Modell vereinfacht abgebildet. Die Stromerzeugung je 
Kraftwerk ist zunächst durch die Turbinenleistung begrenzt. Weiterhin wird ein Faktor für die Ver-
fügbarkeit ins Modell aufgenommen, der den saisonalen Verlauf des Wasserzuflusses abbilden soll. 
Für Speicherwasserkraftwerke werden die variablen Kosten so hoch gesetzt, dass sie in der Merit Or-
der vergleichsweise weit hinten stehen und eher in der Spitzenlast eingesetzt werden. 
Auf eine explizite Abbildung einzelner Anlagen mit den jeweiligen Beckengrößen muss aufgrund der 
mangelnden Datenverfügbarkeit verzichtet werden. Da in Deutschland Speicherwasserkraftwerke 
nur einen sehr geringen Anteil an der Stromerzeugung haben, ist die Auswirkung im Modell für 
Deutschland begrenzt. Für Länder mit einem hohen Anteil an Speicherwasserkraftwerken, wie den 
Alpenländern oder Skandinavien, wird eine realistische Modellierung durch die Anpassung der vari-
ablen Kosten vorgenommen. Dabei werden diese so gesetzt, dass sich entsprechend für das Land 
realistische Volllaststunden einstellen. 
3.4.2 Pumpspeicherwasserkraftwerke 
Grundsätzlich werden für jedes Land die einzelnen Pumpspeicher zu einem gesamten Pumpspeicher 
(pumped hydro storage, PHS) aggregiert. Lediglich in Deutschland liegen detaillierte Daten zu den 
einzelnen Pumpspeichern vor, so dass die deutschen Pumpspeicher jeweils einzeln im Modell abge-
bildet werden können. Aus Gründen der Übersichtlichkeit werden die folgenden Formeln jedoch so 
beschrieben, wie sie für den Fall, dass es nur einen Pumpspeicher pro Land gibt, aussehen. 
Im Modell werden die Pumpspeicher über ihre Pumpleistung 𝑃𝑐
𝑃𝐻𝑆,𝑢𝑝,𝑚𝑎𝑥
 und ihre Turbinenleistung 
𝑃𝑐
𝑃𝐻𝑆,𝑑𝑜𝑤𝑛,𝑚𝑎𝑥 sowie durch die Speicherkapazität 𝑆𝑂𝐶𝑐
𝑃𝐻𝑆,𝑚𝑎𝑥 beschrieben. Die Variable 
𝑃𝑡,𝑐
𝑃𝐻𝑆,𝑑𝑜𝑤𝑛 ≥ 0 gibt die Stromerzeugung (Turbinieren) wieder, während die Variable 𝑃𝑡,𝑐
𝑃𝐻𝑆,𝑢𝑝
≥ 0 den 
Strombezug (Pumpen) von Pumpspeicherkraftwerken je Zeitschritt 𝑡 und Land 𝑐 in MW beschreibt. 
Der Füllstand der Pumpspeicherkraftwerke am Ende des Zeitschritts 𝑡  im Land 𝑐 in MWh wird mit 
der Variable 𝑆𝑂𝐶𝑡,𝑐












Als Bilanzgleichung für intertemporale Zusammenhänge ergibt sich mit den Wirkungsgraden 𝜂𝑢𝑝 und 
𝜂𝑑𝑜𝑤𝑛 für Pumpen bzw. Turbinen folglich Gleichung ( 24 ).  
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 𝑆𝑂𝐶𝑡,𝑐
𝑃𝐻𝑆 = 𝑆𝑂𝐶𝑡−1,𝑐
𝑃𝐻𝑆 + 𝜂𝑢𝑝  ∙ 𝑃𝑡,𝑐
𝑃𝐻𝑆,𝑢𝑝
∙  Δ 𝑡 − (𝑃𝑡,𝑐
𝑃𝐻𝑆,𝑑𝑜𝑤𝑛 ∙  Δ 𝑡)/𝜂𝑑𝑜𝑤𝑛 ( 24 ) 
Die Daten zu Pumpspeicherkraftwerken wurden aus verschiedenen Quellen zusammengetragen und 
bei Bedarf um eigene Annahmen ergänzt (BNetzA 2013; dena 2008, 2010; ETG 2009; Trianel o.J.). Für 
das europäische Ausland wurden insbesondere folgende Quellen herangezogen: Die Pump- und Tur-
binenleistung der einzelnen Länder wurde aus (EURELECTRIC WG Hydro 2011, Figure 5) verwendet. 
Die dort fehlenden Daten für Italien und Skandinavien stammen von (eia 2015), wobei angenommen 
wurde, dass die Pump- und die Turbinenleistung identisch sind. 
Daten für die Speicherkapazität für Deutschland stammen von (dena 2010). Während für Norwegen, 
Schweden, die Schweiz und Österreich die Speicherkapazität im TWh-Bereich liegt und daher für das 
Modell im Tagesrhythmus keine wirkliche Restriktion darstellt, wurde für alle anderen Länder (man-
gels länderscharfer Daten) angenommen, dass die Speicherkapazität für 8 Stunden bei voller Turbi-
nenleistung ausreicht. 
Pump- und Turbinenwirkungsgrade stammen für Deutschland aus (ETG 2009) und (dena 2010). Für 
das Ausland wurden mittlere Speichernutzungsgrade aus dem Verhältnis zwischen Erzeugung und 
Verbrauch der Jahre 2008 bis 2013 von (Eurostat 2015) abgeschätzt. Die Wirkungsgrade für Pumpen 
und Turbinen jeweils als Wurzel dieses Wertes (also gleich) angenommen. 
3.5 Modellierung nicht bzw. nur bedingt steuerbarer Anlagen 
Unter nicht bzw. nur bedingt steuerbaren Anlagen werden einerseits Anlagen zur Nutzung erneuer-
barer Energien verstanden, welche nur abhängig von den Wetterbedingungen bzw. angereizt durch 
die Fördermechanismen nicht nachfrageorientiert produzieren und anderseits auch dezentrale KWK-
Anlagen sowie Anlagen in der Industriestromerzeugung. 
3.5.1 Erneuerbare Energien 
Für die Modellierung der Einspeisung von EE wird zwischen wetterabhängig einspeisenden Anlagen 
(Windkraft an Land und auf See sowie Photovoltaik) und bedingt steuerbaren Anlagen (Laufwasser, 
Biomasse, Geothermie) unterschieden. 
Im Modell wird angenommen, dass Laufwasserkraftwerke, alle Arten von Biomasse- bzw. Biogasan-
lagen (bis auf KWK-Anlagen, vgl. folgendes Unterkapitel) und Geothermieanlagen konstant ohne Re-
aktion auf Preissignale einspeisen. Die Ermittlung der Höhe der Einspeisung richtet sich nach den his-
torischen Erzeugungsmengen, die gleichmäßig über das ganze Jahr (8760 Stunden) verteilt werden. 
Die Einspeisung von Photovoltaik und Windkraft wird, wenn verfügbar, auf historische Einspeisezeit-
reihen gestützt. Da aber für die meisten europäischen Länder erst nach und nach solche Zeitreihen-
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daten veröffentlicht werden, ist es erforderlich, die fehlenden Zeitreihen auf Grundlage von geeigne-
ten (einfachen) Modellen und historischen Wetter- und Standortinformationen selbst zu erstellen. 
Eine Beschreibung der Erstellung der synthetischen Einspeisezeitreihen für Wind- und Photovoltaik-
anlagen findet sich im Anhang A.2 bzw. A.3 ab Seite 172. 
Als Quelle für historische Wetterdaten dienen die Reanalyse-Daten des European Centre for Medi-
um-Range Weather Forecasts (ECMWF 2015)23. Hier sind Solarstrahlungsdaten und Windgeschwin-
digkeitsdaten in einer zeitlichen Auflösung von drei Stunden verfügbar. Da MICOES-Europe mit 
stündlicher Auflösung rechnet, erfolgt eine entsprechende Interpolation dieser Werte auf Stunden-
werte. Diese Daten liegen für die Jahre 2010 bis 2013 vor und wurden für die Modellvalidierung ver-
wendet. Mithilfe von detaillierteren stündlichen Windgeschwindigkeitsdaten des COSMO-EU Modells 
des DWD, die durch das Fraunhofer IWES dem Lehrstuhl für Energiemanagement und Nachhaltigkeit 
zur Verfügung gestellt wurden, konnten für das Wetterjahr 2011 noch genauere Einspeisezeitreihen 
für die Windenergie erstellt werden, die in die Szenarienberechnungen für 2025 Eingang fanden. 
3.5.2 Dezentrale KWK und Industriestromerzeugung 
Im Modell wird weiterhin die Stromeinspeisung von wärmegeführter dezentraler KWK (< 10 MWel) 
sowie von Industrie-KWK-Kraftwerken (einschließlich Müllheizkraftwerken) berücksichtigt. Während 
für Industriekraftwerke vereinfachend von einer konstanten Stromeinspeisung über das ganze Jahr 
ausgegangen wird, wird die Erzeugung dezentraler KWK-Anlagen abhängig von der Außentemperatur 
modelliert (Götz 2010). Für diese Stromerzeugung wird angenommen, dass sie nicht auf Preissignale 
des Strommarktes reagiert. 
3.5.3 Umsetzung im Modell 
Aus dem jeweiligen stündlichen Dargebot wird für jedes Land eine maximal mögliche Stromerzeu-
gung aus EE bzw. wärmegeführten Must-run-Anlagen (dezentrale KWK und Industrie) 𝑃𝑡,𝑐
𝑅𝐸𝑆,𝑚𝑎𝑥 (wo-
bei RES für renewable energy source steht) bestimmt. Mit der Variablen  𝑃𝑡,𝑐
𝑅𝐸𝑆 ≥ 0 wird dann die tat-
sächlich genutzte Stromerzeugung aus EE bzw. Must-run-Anlagen in Zeitschritt 𝑡 in Land 𝑐 abgebildet. 
Hierfür gibt folgende Gleichung ( 25 ) diesen Zusammenhang formal wieder, welche somit grundsätz-
lich auch die Abregelung von EE erlaubt24. 
  𝑃𝑡,𝑐
𝑅𝐸𝑆 ≤ 𝑃𝑡,𝑐
𝑅𝐸𝑆,𝑚𝑎𝑥 ( 25 ) 
                                                          
23
 Weitere Informationen zu den Wetterdaten finden sich im Anhang A.1. 
24
 Die hier zugelassene Abregelung würde prinzipiell sowohl eine Abregelung von EE-Anlagen als auch von In-
dustriekraftwerken erlauben. Da die Stromerzeugung aus Industriekraftwerken im Vergleich zur Einspeisung 
von erneuerbaren Energien insbesondere in Überschusssituationen vergleichsweise gering ist, kann die Indust-
riestromproduktion praktisch als Must-run-Erzeugung angesehen werden. 
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3.6 Modellierung des Stromex- und -importes 
Da Deutschland im Zentrum Europas intensiv in den europäischen Stromhandel eingebunden ist, 
wird auch der Stromex- bzw. -import im Modell über Grenzkuppelstellen (Interkonnektoren, IC) ab-
gebildet. Die Variable  𝑃𝑡,𝑐1,𝑐2
𝐼𝐶 ≥ 0 beschreibt dabei den Stromaustausch zwischen Land 𝑐1 und Land 
𝑐2 in MW, wobei die Transferrichtung von 𝑐1 nach 𝑐2 festgelegt ist. Der Stromhandel ist durch die be-
stehenden Kapazitäten der Grenzkuppelstellen begrenzt, die im Modell über net transfer capacity 
(NTC)-Werte vorgegeben werden (ENTSO-E 2011). Gleichung ( 26 ) beschreibt diesen Zusammenhang 
formal. 
 𝑃𝑡,𝑐1,𝑐2
𝐼𝐶 ≤  𝑃𝑐1,𝑐2
𝐼𝐶,𝑚𝑎𝑥         ∀𝑐1, 𝑐2  ∈ 𝒞, 𝑐1 ≠ 𝑐2 ( 26 ) 
3.7 Modellierung des Spotmarktes 
Die Stromnachfrage am Day-ahead Spotmarkt entspricht im Modell dem Strombedarf ?̇?𝑡,𝑐
𝐷𝐴 auf 
Grundlage der historischen länderspezifischen Lastzeitreihen (ENTSO-E 2015a) und kann sowohl über 
thermische Kraftwerke, EE bzw. Must-run-Anlagen als auch über Pumpspeicherkraftwerke oder 
Stromimport gedeckt werden. Umgekehrt erhöht sich der stündliche Strombedarf eines Landes noch, 
wenn Pumpspeicher Strom verbrauchen oder Strom exportiert wird. Elektrokessel treten ebenfalls 





𝑃𝐻𝑆,𝑑𝑜𝑤𝑛 +  𝑃𝑡,𝑐














( 27 ) 
Der vom Modell MICOES-Europe ausgegebene Spotpreis entspricht dem Schattenpreis dieser Glei-
chung und wird im Gegensatz zu anderen Arbeiten (vgl. etwa (Mirbach 2009)) nicht weiter umge-
formt, etwa durch den Einbezug von anfallenden bzw. vermiedenen Startkosten.25 
3.8 Modellierung des Regelleistungsmarktes 
Im Modell werden vom Regelleistungsmarkt nur die Qualitäten Sekundär- (𝑆𝑅) sowie Tertiärreserve 
(𝑇𝑅) (in Deutschland üblicherweise als Minutenreserve bezeichnet) abgebildet. Primärreserve wird 
nicht betrachtet. Da Sekundär- und Minutenreserve jeweils getrennt für positive (𝑝) und negative (𝑛) 
Reserve ausgeschrieben werden, werden jeweils vier Variable für die Reservevorhaltung betrachtet. 
                                                          
25
 Da es für gemischt-ganzzahlige Optimierungsprobleme keine Schattenpreise gibt, stammt der von GAMS be-
rechnete Schattenpreis aus dem linearen Problem, in dem die ganzzahligen Variablen fixiert sind. Dies führt zu 
der Problematik, dass Anfahrkosten, die über Binärvariablen gesteuert werden, nicht in diesen Schattenpreis 
einfließen können. 
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Diese sind jeweils über 𝑟 ∈ {𝑆𝑅𝑝, 𝑆𝑅𝑛, 𝑇𝑅𝑝, 𝑇𝑅𝑛} indiziert. 𝑆𝑅𝑝 steht dabei für positive und 𝑆𝑅𝑛 für 
negative Sekundärregelleistung. Weiterhin steht 𝑇𝑅𝑝 für positive und 𝑇𝑅𝑛 für negative Minutenre-
serveleistung26. Das teilweise sehr heterogene heutige Marktdesign der einzelnen Regelleistungs-
märkte (vgl. (Ocker et al. 2016)) wird im Modell nicht abgebildet. Stattdessen kann in jedem Land in 
jeder Stunde die Regelleistung prinzipiell auf unterschiedliche Kraftwerke gelegt werden. Dies ent-
spricht gegenüber dem heute in Deutschland gültigen Marktdesign mit längeren Gebotszeiträumen 
(vgl. Abschnitt 2.4.3) einer höheren Flexibilität. Gleichzeitig wird das Pooling von Kraftwerken zur 
gemeinsamen Gebotsabgabe nicht modelliert, was in der Realität (zumindest bei größeren, hetero-
genen Kraftwerkspools) auch zu mehr Flexibilität bei der Gebotsabgabe führt. Die Besicherung der 
vorgehaltenen Regelleistung wird ebenfalls nicht modelliert. Diese würde die Gebotsbildung grund-
sätzlich etwas einschränken und die Kosten erhöhen.27 
3.8.1 Vorhaltung von Regelleistung 
Der Parameter ?̇?𝑐,𝑟
𝑅𝐶 gibt den Bedarf an Regelleistung (RC steht für reserve capacity) des Typs 𝑟 in MW 
im Land 𝑐 an. Die Vorhaltung der notwendigen Regelleistung erfolgt dann von thermischen Kraftwer-
ken ( 𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟
𝑃𝑃 ), Pumpspeichern ( 𝑅𝐶𝑡,𝑐,𝑟
𝑃𝐻𝑆) sowie Elektrokesseln (𝑅𝐶𝑡,𝑏𝑒,𝑟









𝑅𝐶 ( 28 ) 
Für jedes thermische Kraftwerk 𝑖 wird mit der Variablen  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟
𝑃𝑃 ≥ 0 die vorgehaltene Reserve für Typ 
𝑟 ∈ 𝑅 je Zeitschritt 𝑡 in MW modelliert. Die Vorhaltung positiver Reserve bedeutet, dass ein Kraft-
werk vom aktuellen Arbeitspunkt 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 noch bis maximal zur Maximalleistung 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 hochgefahren 
werden kann. Negative Reserve kann vom aktuellen Arbeitspunkt nur bis maximal zur Mindestleis-
tung 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑖𝑛 vorgehalten werden. Mit Regelleistungsvorhaltung ändern sich die Gleichungen ( 1 ) 
bzw. ( 2 ) somit folgendermaßen zu Gleichung ( 29 ): 
 𝑠𝑡,𝑖 ∙  𝑃𝑖





( 29 ) 
 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 + ∑  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟
𝑃𝑃
𝑟∈{𝑆𝑅𝑝,𝑇𝑅𝑝} 
≤ 𝑠𝑡,𝑖 ∙ 𝜃𝑡,𝑖 ∙  𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 
Die Bedingungen, die sich durch Gleichung ( 29 ) ergeben, werden in Abbildung 3-8 vereinfacht dar-
gestellt. Hierbei ist zu berücksichtigen, dass die Vorhaltung von Reserve ein Kraftwerk immer mindes-
                                                          
26
 Im internationalen Kontext wird weniger der Begriff Minutenreserve als vielmehr Tertiärreserve gebraucht, 
daher die Abkürzung „TR“ für Minutenreserve. 
27
 Prinzipiell ist die Modellierung längerer Gebotszeiträume wie auch des Poolings möglich, wie Arbeiten der 
Autorin im Rahmen eines detaillierten Fundamentalmodells für den deutschen Regelleistungsmarkt zeigen (vgl. 
(Hasche et al. 2016)). Dies erhöht die Rechenzeit jedoch so stark, dass es im Rahmen eines europaweiten Mo-
dells derzeit nicht praktikabel ist (s. auch Fußnote 37 auf Seite 85). 
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tens mit der Mindestleistung laufen muss. Für negative Reserve muss sogar mindestens mit 
𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 +  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑆𝑅𝑛
𝑃𝑃 +  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑀𝑅𝑛
𝑃𝑃  gefahren werden. Wenn ein Kraftwerk (Mindestleistung 200 MW) also 
beispielsweise 50 MW negative SRL vorhalten will, muss es mit mindestens 250 MW laufen. Dies 
kann in Zeiten geringer und negativer Residuallasten problematisch sein, da sich eine hohe Must-run-
Erzeugung ergeben kann. 
 
Abbildung 3-8: Veranschaulichung der Restriktionen für die Vorhaltung von Regelleistung von thermischen 
Kraftwerken 
Für die Bereitstellung der einzelnen Reservequalitäten bestehen seitens der Übertragungsnetzbe-
treiber unterschiedliche Anforderungen hinsichtlich der Abrufgeschwindigkeit. So muss Sekundärre-
gelleistung in Deutschland binnen 𝜏𝑟 = 5 Minuten vollständig aktiviert sein, Minutenreserve aber 
erst nach 𝜏𝑟 = 15 Minuten
28. Über die vorgegebenen Leistungsänderungsgeschwindigkeiten der 
Kraftwerke wird die mögliche Reservevorhaltung somit zusätzlich eingeschränkt (Gleichung ( 30 )). 
Die durch diese Berechnung abgeschätzten Werte liegen in der Größenordnung veröffentlichter 
präqualifizierter Leistungen (vgl. (Kirsch 2011)). 
  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟
𝑃𝑃 ≤ 𝜏𝑟 ∙ 𝑅𝑈𝑖 ( 30 ) 
Pumpspeicher können grundsätzlich sehr flexibel Regelleistung vorhalten, weil sie ihre Pumpen bzw. 
Turbinen meist in Sekundenschnelle starten können. Die Vorhaltung wird jedoch durch den jeweili-
gen Füllstand eingeschränkt. So kann ein leerer Pumpspeicher beispielsweise keine positive Reserve 
vorhalten, während ein komplett gefüllter Pumpspeicher keine negative Reserve vorhalten kann. 
Außerdem ist die Vorhaltung durch die maximale Leistung von Pumpen und Turbinen sowie die am 
Spotmarkt vermarktete Leistung eingeschränkt. Für die Vorhaltung positiver Reserve gilt folglich 
Gleichung ( 31 ) und für die Vorhaltung negativer Reserve analog ( 32 ). 
                                                          
28
 Im Modell werden diese Anforderungen auch auf alle anderen abgebildeten Länder übertragen. 
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 ( 31 ) 








𝑃𝐻𝑆,𝑑𝑜𝑤𝑛 ( 32 ) 
Während Sekundärreserve nur aus laufenden Kraftwerken bzw. Pumpspeichern angeboten werden 
kann, kann positive Minutenreserve auch mit schnellstartenden Gasturbinen aus dem Stillstand vor-
gehalten werden. Dies wird im Modell berücksichtigt. Dazu wird die binäre Variable 𝑠𝑡,𝑖
𝑛𝑜𝑛𝑠𝑝𝑖𝑛
 ver-
wendet, welche genau dann 1 ist, wenn das Kraftwerk aus ist (𝑠𝑡,𝑖 = 0) und positive Minutenreserve 
vorgehalten wird (Gleichung ( 33 )).  
 𝑠𝑡,𝑖
𝑛𝑜𝑛𝑠𝑝𝑖𝑛
≤ 1 − 𝑠𝑡,𝑖 ( 33 ) 









+ 𝑠𝑡,𝑖) ∙ 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 ( 35 ) 
Gleichung ( 34 ) verlangt, dass die gebotene positive Minutenreserve mindestens der Mindestleis-
tung der Gasturbine entspricht. Durch Gleichung ( 35 ) wird erzwungen, dass positive Minutenreserve 
aus dem Stillstand nur dann vorgehalten werden kann, wenn die Binärvariable 𝑠𝑡,𝑖
𝑛𝑜𝑛𝑠𝑝𝑖𝑛
 auch auf 1 
gesetzt ist. 
Zusätzlich muss Gleichung ( 29 ) noch angepasst werden (s. Gleichungen ( 36 ) und ( 37 )).  
  𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 +  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑆𝑅𝑝
𝑃𝑃  ≤ 𝑠𝑡,𝑖 ∙  𝜃𝑡,𝑖 ∙ 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 ( 36 ) 
 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 + ∑  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟
𝑃𝑃
𝑟∈{𝑆𝑅𝑝,𝑇𝑅𝑝} 
 ≤ 𝜃𝑡,𝑖 ∙ 𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 ( 37 ) 
Da nur Gasturbinen die erforderliche Reaktionsgeschwindigkeit haben, um aus dem Stillstand positi-
ve Minutenreserve zu erbringen, wird die Variable 𝑠𝑡,𝑖
𝑛𝑜𝑛𝑠𝑝𝑖𝑛
 für alle Kraftwerke außer Gasturbinen 
auf 0 gesetzt. 
Das Angebot von Regelleistung durch Elektrokessel wird im Modell endogen abgebildet. Für die Un-
tersuchung in dieser Dissertation wird jedoch ausschließlich der Einsatz für negative Sekundärregel-
leistung abgebildet. Wie Gleichung ( 38 ) zeigt, ist die Regelleistungsvorhaltung durch die installierte 
Leistung abzüglich des Strombezugs vom Spotmarkt begrenzt. 
 𝑅𝐶𝑡,𝑏𝑒,𝑟=𝑆𝑅𝑛
𝑃2𝐻 ≤ ?̇?𝑏𝑒
𝑃2𝐻,𝑚𝑎𝑥 𝜂𝑃2𝐻⁄ − 𝑃𝑡,𝑏𝑒
𝑃2𝐻 ( 38 ) 
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3.8.2 Abruf von Regelenergie 
Abbildung 3-9 zeigt schematisch, wie der Abruf von Regelenergie im Modell MICOES-Europe abgebil-
det ist. Hierbei wird der Abruf allerdings nur für Deutschland modelliert. 
 
Abbildung 3-9: Schematische Darstellung des Ablaufes von Regelleistungsvorhaltung und -abruf im Modell 
Im ersten Schritt wird die benötigte Regelleistung auf alle Anlagen kostenminimierend verteilt (vgl. 
Zielfunktion in Abschnitt 3.9.6) und für die weiteren Schritte entsprechend fixiert. Die Nachfrage 
nach Regelenergie 𝐷𝑅𝐸 (in MWh, wobei RE für reserve energy steht) muss dann durch die vorhalten-
den Anlagen (thermische Kraftwerke, Pumpspeicher und ggf. Elektrokessel) gedeckt werden (vgl. 









𝑅𝐸 ( 39 ) 
Die abgerufene Regelenergie ist dabei durch die jeweils vorgehaltene Leistung beschränkt (s. Glei-
chung ( 40 )). 
  𝑅𝐸𝑡,𝑖,𝑟
𝑃𝑃 ≤  𝑅𝐶𝑡,𝑖,𝑟
𝑃𝑃 ∙  Δ 𝑡  
 𝑅𝐸𝑡,𝑐,𝑟
𝑃𝐻𝑆 ≤ 𝑅𝐶𝑡,𝑐,𝑟
𝑃𝐻𝑆 ∙  Δ 𝑡 ( 40 ) 
 𝑅𝐸𝑡,𝑏𝑒,𝑟
𝑃2𝐻 ≤ 𝑅𝐶𝑡,𝑏𝑒,𝑟
𝑃2𝐻 ∙  Δ 𝑡  
3.9 Zielfunktion der Optimierung 
Die Zielfunktion des Optimierungsproblems besteht aus verschiedenen Komponenten, die in den fol-
genden Abschnitten zunächst einzeln erläutert werden. In Abschnitt 3.9.6 wird dann die gesamte 
Zielfunktion dargestellt. 
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3.9.1 Startkosten von fossil-thermischen Kraftwerken 
Da Kraftwerkskomponenten auskühlen, wenn ein Kraftwerk nicht in Betrieb ist, erhöht sich der 
Brennstoffbedarf beim Neustart eines Kraftwerks teilweise erheblich. Der Abkühlprozess kann durch 
folgende Exponentialfunktion 
 
𝑈𝑃𝑡,𝑖 = ( 𝑉𝑖(1 − 𝑒




) ∙  𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 
 
angenähert werden (Silbernagl et al. 2014). Je länger ein Kraftwerk schon stillsteht und somit aus-
kühlt, umso höher werden die Anfahrkosten, die allerdings gegen einen maximalen Wert konvergie-
ren. Der Parameter 𝜆𝑖 dient hierbei als Parameter dafür, wie schnell das Kraftwerk auskühlt. Umso 
größer 𝜆𝑖 ist, desto schneller kühlt das Kraftwerk ab. 
Gegenüber der Originalversion des Modells in Theofilidi (2008) wurde hier eine Anpassung der Mo-
dellierung vorgenommen. Basierend auf der Modellierung von Silbernagl et al. (2014) werden die 
Startkosten von thermischen Kraftwerken nicht nur nach Warm- und Kaltstart unterschieden, son-
dern die exponentielle Abkühlfunktion auf stündlicher Basis angenähert. In Abbildung 3-10 ist darge-
stellt, wie sich die Startkosten bei einer stundenscharfen Berechnung gegenüber einer vereinfachten 
Abbildung mit Heiß-, Warm-, und Kaltstart unterscheiden. Durch die hier umgesetzte stündliche Mo-
dellierung kann der in der Abbildung dargestellte „approximation error“ vermieden werden.29 
 
Abbildung 3-10: Zeitabhängige Startkosten im Vergleich zu einer Modellierung mit Heiß-, Warm- und Kalt-
start. Quelle: (Silbernagl et al. 2014) 
Zunächst werden für die Modellierung zwei Binärvariable eingeführt, die einen Anfahrvorgang 
(𝑧𝑡,𝑖
𝑢𝑝
∈ {0,1}) bzw. einen Abfahrvorgang (𝑤𝑡,𝑖
𝑑𝑛 ∈ {0,1}) anzeigen und diese gemäß Gleichung ( 41 ) 




𝑑𝑛 = 𝑠𝑡,𝑖 − 𝑠𝑡−1,𝑖 ( 41 ) 
                                                          
29
 Silbernagl et al. (2014) stellen in ihrem Paper dar, dass die Modellierung nicht nur exakter wird, sondern auch 
numerische Vorteile bietet. 
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Weiterhin benötigt diese Modellierung eine Variable zur Einbeziehung der „Temperatur“ 𝑡𝑒𝑚𝑝𝑡,𝑖 ei-
nes Kraftwerks 𝑖. Diese ist jedoch als abstrakte, zwischen 0 und 1 normierte Größe zu verstehen und 
weniger als eine tatsächliche Temperatur. Es gilt dabei 𝑠𝑡,𝑖 ≤ 𝑡𝑒𝑚𝑝𝑡,𝑖 ≤ 1, d.h. wenn das Kraftwerk in 
Betrieb ist, dann wird 𝑡𝑒𝑚𝑝𝑡,𝑖 auf 1 gesetzt. 
Zusätzlich dient die Variable ℎ𝑡,𝑖 ≥ 0 als Grundlage für die Berechnung der notwendigen Energie in 
Form des Brennstoffeinsatzes zur Aufheizung des Kraftwerks. Dazu werden die Gleichungen ( 42 ) 
und ( 43 ) genutzt, um die einzelnen Zeitschritte rekursiv zu koppeln. Dadurch kann die Variable ℎ𝑡,𝑖 
maximal den Wert 1 annehmen. Der Parameter 𝑃𝐷𝑖 (previous downtime) in Gleichung ( 42 ) gibt da-
bei die Anzahl der Stunden an, die ein Kraftwerk 𝑖 bis zum Zeitpunkt 𝑡 = 1 bereits aus ist. 
 𝑡𝑒𝑚𝑝𝑡=1,𝑖 = 𝑒
−𝜆𝑖∙𝑃𝐷𝑖 + ℎ𝑡=0,𝑖                                                                                   ( 42 ) 
 𝑡𝑒𝑚𝑝𝑡,𝑖 = 𝑒
−𝜆𝑖∙ Δ 𝑡 ∙ 𝑡𝑒𝑚𝑝𝑡−1,𝑖 + (1 − 𝑒
−𝜆𝑖∙ Δ 𝑡) ∙ 𝑠𝑡−1,𝑖 + ℎ𝑡−1,𝑖   ∀𝑡 ≥ 2 ( 43 ) 
Die Startkosten können dann gemäß Gleichung ( 44 ) stündlich berechnet werden. Dabei wird zwi-
schen einem variablen (𝑉𝑖) und einem fixen Kostenanteil (𝐹𝑖) unterschieden. Liegt ein Startvorgang 
vor (𝑧𝑡,𝑖
𝑢𝑝
= 1) fallen somit einerseits die fixen Startkosten 𝐹𝑖 ∙  𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 und andererseits die variablen 
Startkosten 𝑉𝑖 ∙ ℎ𝑡−1,𝑖 ∙  𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 in Abhängigkeit der vorherigen Stillstandzeit an. 
 𝑈𝑃𝑡,𝑖 = (𝑉𝑖 ∙ ℎ𝑡−1,𝑖 + 𝐹𝑖 ∙ 𝑧𝑡,𝑖
𝑢𝑝
) ∙  𝑃𝑖
𝑃𝑃,𝑚𝑎𝑥 ( 44 ) 
Tabelle 3-7 gibt die verwendeten Parameter für die Startkostenmodellierung wieder. 
Tabelle 3-7: Parametrisierung für die Berechnung der Startkosten. Quelle: (Silbernagl et al. 2014) 
Technologie 𝑽 𝑭  𝝀 
Kernenergie 120 EUR/MW 80 EUR/MW 0,03/h 
Braunkohle 120 EUR/MW 80 EUR/MW 0,03/h 
Steinkohle 100 EUR/MW 60 EUR/MW 0,05/h 
Erdgas GuD 60 EUR/MW 40 EUR/MW 0,1/h 
Erdgas GT 25 EUR/MW 25 EUR/MW 0,3/h 
3.9.2 Variable Kosten von Kondensationskraftwerken 
Die variablen Kosten thermischer Kondensationskraftwerke 𝑐𝑖
𝑣𝑎𝑟,𝑃𝑃 setzen sich aus den Brennstoff-
kosten, den Kosten für benötigte CO2-Emissionsrechte sowie sonstigen Kosten (etwa für Wartung 





𝑒𝑙⁄ + 𝑐𝐶𝑂2 ∙ (𝜀𝑖
𝑓𝑢𝑒𝑙,𝐶𝑂2
𝜂𝑖
𝑒𝑙⁄ ) + 𝑐𝑖
𝑆𝑜𝑛𝑠𝑡,𝑃𝑃 ( 45 ) 
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Die verwendeten Brennstoffpreise 𝑐𝑖
𝑓𝑢𝑒𝑙,𝑃𝑃
 und CO2-Zertifikatspreise 𝑐
𝐶𝑂2 werden für die Validierung 
anhand historischer Jahre (2010-2013) in Abschnitt 3.11.1 bzw. für das betrachtete Szenario (2025) in 
Abschnitt 4.1.4 genannt. Zu den reinen Brennstoffpreisen frei Grenze sind noch Transportkosten zu 
addieren. Hierbei werden Daten aus (Konstantin 2009) verwendet. Die verwendeten Werte für die 
CO2-Emissionsfaktoren 𝜀𝑖
𝑓𝑢𝑒𝑙,𝐶𝑂2
 der Brennstoffe sind in Tabelle 3-8 angegeben.  
Tabelle 3-8: Übersicht über verwendete Parameter für CO2-Emissionsfaktoren. Quelle: (UBA 2006) 
Brennstoff Spezifische Emissionen 
Kernenergie 0 t CO2/GJ 
Braunkohle 0,112 t CO2/GJ 
Steinkohle 0,094 t CO2/GJ 
Erdgas 0,056 t CO2/GJ 
Heizöl, leicht 0,074 t CO2/GJ 
Heizöl, schwer 0,078 t CO2/GJ 
 
Die elektrischen Wirkungsgrade der Kraftwerke 𝜂𝑖
𝑒𝑙  stammen aus (Energy Brainpool 2011) und wur-
den im Einzelfall durch eigene Recherchen ergänzt bzw. plausibilisiert. Abhängigkeiten des elektri-
schen Wirkungsgrades im Kraftwerksbetrieb (etwa Wirkungsgradverluste im Teillastbetrieb) oder 
durch unterschiedliche Außen- bzw. Kühlwassertemperaturen sind für Kondensationskraftwerke im 
Modell gegenwärtig nicht berücksichtigt. 
Sonstige variable Kosten 𝑐𝑖
𝑆𝑜𝑛𝑠𝑡,𝑃𝑃 werden entsprechend der Kraftwerkstechnologie aus (Konstantin 
2013) verwendet. 
Die Kosten der Stromerzeugung aus fossil-thermischen Kraftwerken ergeben sich dann durch die 
Multiplikation von spezifischen variablen Kosten und der jeweiligen Stromerzeugung gemäß Glei-
chung ( 46 ). 
 𝐶𝑡,𝑖 = 𝑐𝑖
𝑣𝑎𝑟,𝑃𝑃 ∙ 𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃 ∙ Δ𝑡  ( 46 ) 
3.9.3 Variable Kosten von KWK-Anlagen 
Bei der Berechnung der variablen Kosten von KWK-Anlagen muss zwischen KWK-Anlagen, die explizit 
mit ihrer zugehörigen Wärmenachfrage modelliert sind, und denjenigen KWK-Anlagen ohne explizite 
Berücksichtigung der jeweiligen Wärmenachfrage unterschieden werden. Diese Unterscheidung re-
sultiert daraus, dass für Deutschland für die größten Fernwärmenetze vergleichsweise ausführliche 
Daten recherchiert werden konnten, während diese Daten für kleinere Netze sowie insbesondere für 
das Ausland nicht vorliegen. 
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KWK-Anlagen ohne Berücksichtigung der zugehörigen Wärmenachfrage, bei denen davon auszuge-
hen ist, dass sie bei entsprechenden Außentemperaturen im Must-run-Betrieb arbeiten, werden da-
her bei den Kosten folgendermaßen behandelt: Die Leistung  𝑃𝑡,𝑖
𝑃𝑃,ℎ𝑒𝑎𝑡, welche äquivalent zur jeweili-
gen notwendigen Wärmeerzeugung ist, wird mit den Opportunitätskosten eines erdgasgefeuerten 
Heißwassererzeugers 𝑐𝐵𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟 bewertet (vgl. hierzu den folgenden Abschnitt 3.9.4). Die Stromerzeu-
gung, die darüber hinausgeht, wird in Gleichung ( 47 ) dann mit den gleichen variablen Kosten wie bei 
Kraftwerken ohne Wärmeauskopplung behandelt. Durch diese Modellierung wird nur die Gegen-
druckscheibe zu den Opportunitätskosten eines Heißwassererzeugers angeboten. 





𝑃𝑃,ℎ𝑒𝑎𝑡)] ∙ Δ𝑡 ( 47 ) 
Bei KWK-Anlagen, die detailliert mit deren zugehörigen Wärmebedarf und weiteren Erzeugungsanla-
gen im Kontext eines Fernwärmesystems modelliert werden, werden die Brennstoffkosten abhängig 
vom Brennstoffbedarf für die Strom- und Wärmeerzeugung gemäß Gleichung ( 48 ) berechnet (vgl. 
hierzu auch Gleichung ( 11 )). 




∙ Δ𝑡 ( 48 ) 
Bei der Berechnung der Enthalpie können an dieser Stelle auch Wirkungsgradverluste im Teillastbe-
trieb berücksichtigt werden, was die berechneten Kosten genauer werden lässt. 
3.9.4 Kosten von fossilen Heißwassererzeugern und Elektrodenheizkesseln 
Beim Betrieb von Heißwassererzeugern, die mit Kohle oder Erdgas befeuert werden, entstehen vari-
able Kosten für den Brennstoff, für CO2-Emissionszertifikate sowie für anfallende Brennstoffsteuern 








𝑡ℎ⁄  ( 49 ) 
In Tabelle 3-9 werden die aktuellen Steuersätze für Braun- und Steinkohle sowie Erdgas angegeben. 
Tabelle 3-9: Übersicht über verwendete Parameter für Energiesteuern für Heißwassererzeuger 
Brennstoff Steuersatz Quelle 
Braunkohle 0,33 Euro/GJ = 1,188 Euro/MWhfuel §2 Abs. 1 Energie StG von 2006 
Steinkohle 0,33 Euro/GJ = 1,188 Euro/MWhfuel §2 Abs. 1 Energie StG von 2006 
Erdgas 5,50 Euro/MWhfuel §2 Abs. 3 Energie StG von 2006 
 
Wie bereits im Abschnitt 2.3.3 erläutert, sind Elektrodenheizkessel als Letztverbraucher klassifiziert 
und deren Strombezug somit entgeltpflichtig. Der Parameter 𝑐𝑏𝑒
𝑣𝑎𝑟,𝑃2𝐻 für die variablen Kosten der 
Elektrodenheizkessel wird daher abhängig vom betrachteten Szenario (vgl. Abschnitt 4.1.7) gesetzt. 
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3.9.5 Kosten von Pumpspeichern 
Pumpspeicherkraftwerken entstehen im Betrieb Kosten für den Einkauf von Strom und darauf zu zah-
lende Netznutzungsentgelte30. Weitere variable Stromerzeugungskosten sind zu vernachlässigen. Da 
der Einkaufspreis für Strom im Modell endogen durch die Optimierung ermittelt wird, kann er nicht 
im Vorhinein vorgegeben werden. Stattdessen bestimmt sich der Einsatz der Pumpspeicherkraftwer-
ke indirekt durch die Opportunitätskosten im Vergleich zu den Stromerzeugungskosten der Kraftwer-
ke, die sonst die Spitzenlast decken würden (vgl. (Mirbach 2009)). Die Netznutzungsentgelte sind im 
Gegensatz dazu ex ante bekannt und können daher direkt in die Zielfunktion einfließen. Gegenwärtig 
wird als Parameter für die Netznutzungsentgelte (welche vom Netzbetreiber und der Netzebene ab-
hängen) als Richtwert 30 Euro/MWhel für Deutschland verwendet. 
3.9.6 Gesamte Zielfunktion 
In der Zielfunktion werden alle variablen Kosten von thermischen Kraftwerken (inkl. Startkosten) so-
wie variable Kosten für Pumpspeicher und Heizkessel über alle Zeitschritte gemäß Gleichung ( 50 ) 
aufsummiert. Die Zielfunktion wird im Rahmen der gemischt-ganzzahligen Optimierung minimiert. 
 








𝑣𝑎𝑟,𝐵𝑜𝑖𝑙𝑒𝑟 ∙ Δ 𝑡 +∑𝑃𝑡,𝑏𝑒
𝑃2𝐻 ∙ 𝑐𝑏𝑒
𝑣𝑎𝑟,𝑃2𝐻 ∙ Δ 𝑡
𝑏𝑒𝑏𝑓
] → 𝑚𝑖𝑛! 
( 50 ) 
3.10 Softwaretechnische Umsetzung des Modells 
Nach der Vorstellung der Modellierung des Strommarktes im Modell MICOES-Europe soll kurz auf die 
praktische Umsetzung des Modells mithilfe von Excel und GAMS31 eingegangen werden. 
Die Übergabe von Daten an das Modell erfolgt durch das Tool „xls2gms“, das Daten aus Excel ausliest 
und an GAMS übergibt. In GAMS selbst werden die eingelesenen Daten in die endgültige für die Op-
timierung benötigte Form gebracht. Die Lösung des Optimierungsproblems erfolgt in GAMS mithilfe 
des Solvers cplex von IBM. Im Rahmen der Optimierung wird bei der Betrachtung eines ganzen Jahres 
aufgrund der Modellgröße nicht das komplette Jahr am Stück gerechnet, sondern das Jahr wird Stück 
für Stück durchlaufen. Dabei ist die Länge der Optimierungszeiträume technisch prinzipiell frei wähl-
bar. Aus Gründen der Praktikabilität (die Rechenzeit steigt exponentiell mit der Länge des Optimie-
                                                          
30
 Seit dem 01.01.2008 müssen Betreiber von Pumpspeicherkraftwerken Netznutzungsentgelte für den Spei-
cherstrombezug zahlen, da sie zu Letztverbrauchern klassifiziert wurden (vgl. dena 2008)). Ausnahmen beste-
hen gemäß §118 Abs. 6 EnWG für neu errichtete oder erweiterte Anlagen. 
31
 Informationen zur Modellierungssprache GAMS sind auf der Homepage www.gams.com verfügbar. 
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rungszeitraumes) wird in der Regel mit einem Optimierungszeitfenster von 24 Stunden gerechnet. 
Dies entspricht auch dem heutigen Rhythmus für den Handel am Day-ahead Markt, bei dem am Vor-
tag die 24 Stunden des nächsten Tages gehandelt werden. Nach jeder Berechnung von z. B. einem 
Tag werden die Endwerte des Tages als Startwerte für die Berechnung des nächsten Tages überge-
ben, so dass die intertemporalen Restriktionen etwa für den Füllstand der Pumpspeicherkraftwerke 
stets korrekt weitergeführt werden können. 
Abbildung 3-11 zeigt am Beispiel der ersten drei Tage des Jahres die Funktionsweise dieses rollieren-
den Horizontes. Der obere Balken repräsentiert alle Stunden des Jahres, die im Modell mit ii1 bis 
ii8760 bezeichnet werden. Bei der Optimierung werden dann nur die Zeitschritte t0 bis t24 betrach-
tet, wobei über t0 selbst nicht optimiert wird, da t0 nur für die Einhaltung der intertemporalen Be-
dingungen von t0 auf t1 relevant ist. Nach der Betrachtung des ersten Tages werden die relevanten 
Variablenwerte der letzten Tagesstunde (t24) für den nächsten Tag auf Stunde t0 übertragen und es 
kann die nächste Berechnung durchgeführt werden. 
 
Abbildung 3-11: Visualisierung der Umsetzung des rollierenden Horizontes im Modell 
Nachdem die Berechnungen für das komplette Jahr abgeschlossen sind, stehen die Ergebnisse in 
Form von csv-Dateien zur Verfügung. Diese werden zur Auswertung wieder mithilfe von Makros in 
Excel eingelesen und können entsprechend weiterverarbeitet werden. 
3.11 Modellvalidierung 
Nachdem das Strommarktmodell MICOES-Europe vorgestellt wurde, soll in diesem Kapitel die Mo-
dellgüte anhand der Validierung des Modells mit Daten der Jahre 2010 bis 2013 dargestellt werden. 
Eine Validierung kann hierbei jedoch nur gegen solche Größen erfolgen, für die auch detaillierte Da-
ten zum Vergleich mit den Modellergebnissen vorliegen. So ist etwa ein Vergleich zwischen den his-
torischen Day-ahead Spotmarktpreisen für Deutschland möglich, da diese Preise öffentlich zugänglich 
sind. Für andere Länder ist das nicht in jedem Fall möglich, da historische Spotmarktpreise teilweise 
nur käuflich von den Strombörsen zur Verfügung gestellt werden. Ein weiteres Problem ist, dass häu-
fig nur Daten in aggregierter Form über alle Kraftwerke als Summe für ein ganzes Jahr verfügbar sind. 
Somit ist es nicht möglich, den vom Modell berechneten stündlichen Kraftwerkseinsatz auch anla-
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genscharf mit historischen Daten abzugleichen. Weiterhin wäre es wünschenswert, dass für die Ein-
schätzung der Realitätsnähe der Abbildung des Regelleistungsmarktes auch ein Vergleich zur histori-
schen Regelleistungsvorhaltung durchgeführt werden könnte. Da hierzu jedoch keine Daten veröf-
fentlicht werden, kann dies nicht erfolgen. Die einzigen Daten, die zum historischen Einsatz von 
Regelleistung verfügbar sind, sind aus dem Jahr 2008 (Bundeskartellamt 2011). Diese sind auch nur 
für die Summe aus positiver PRL, SRL und MRL verfügbar. Im Vergleich der Modellergebnisse mit den 
Daten des Jahres 2008 lässt sich trotzdem eine grundsätzliche Übereinstimmung erkennen. Histori-
sche Daten darüber, welche Kraftwerke negative Regelleistung vorhalten, sind der Autorin nicht be-
kannt. 
Aus diesem Grund wird ein Vergleich der Modellergebnisse nur mit folgenden Größen erfolgen: 
 Stündliche Preise am Day-ahead Markt für das Marktgebiet Deutschland/Österreich (Ab-
schnitt 3.11.2) 
 Jahressummen der Stromerzeugung je Brennstoff und Stromaußenhandel (Abschnitt 3.11.3) 
 Jahressumme der CO2-Emissionen des Stromsektors (Abschnitt 3.11.4) 
Die für die Validierung verwendeten Daten werden zunächst im folgenden Abschnitt erläutert. 
3.11.1 Modellparameter für die Validierung 
In diesem Abschnitt werden die Modelldaten vorgestellt, welche für die Validierung des Modells an-
hand der Jahre 2010 bis 2013 verwendet wurden. 
In Tabelle 3-10 ist der Nettostromverbrauch in Deutschland der Jahre 2010 bis 2013 angegeben. 
Tabelle 3-10: Nettostromverbrauch in Deutschland 
Jahr Nettostromverbrauch in Deutschland Quelle 
2010 540,6 TWhel (BDEW 2013) 
2011 535,2 TWhel (BDEW 2014) 
2012 534,3 TWhel (BDEW 2015b) 
2013 529,2 TWhel (BDEW 2015b) 
 
Der stündliche Verlauf des Nettostromverbrauchs aller im Modell betrachteten Länder wird entspre-
chend der Daten der ENTSO-E verwendet (ENTSO-E 2015a). Da die Jahressummen der stündlichen 
Werte teilweise von der Summe der Monatswerte abweichen, werden die Daten monatlich noch auf 
die Monatssummen linear skaliert. Für Dänemark werden die Daten des dänischen Übertragungs-
netzbetreibers für den westlichen und östlichen Landesteil verwendet (Energinet.dk 2015b). 
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Die Jahresstromerzeugung der EE wurde für Deutschland aus BMWi (2014) übernommen. Für die 
restlichen europäischen Länder basieren die Angaben zur Stromerzeugung der EE auf (EurObserv-ER 
2012, 2013, 2014) bzw. für 2013 teilweise noch aus aktuelleren Quellen (EurObserv-ER 2015). Die 
Aufteilung der Erzeugung in den östlichen und westlichen Teil von Dänemark erfolgte gemäß (Danish 
Energy Agency 2015). Daten für die Schweiz wurden vom Bundesamt für Energie verwendet (Kauf-
mann 2011, 2012, 2013, 2014). Daten für Norwegen stammen von (Statistics Norway 2015). 
Historische Zeitreihen für die stündliche Einspeisung von wetterabhängigen EE werden zwar zuneh-
mend von den jeweiligen Übertragungsnetzbetreibern veröffentlicht, jedoch stehen sie für die zu be-
trachtenden Jahre 2010 bis 2013 nur eingeschränkt zur Verfügung. Im Fall, dass keine veröffentlich-
ten Daten genutzt werden können, werden die beschriebenen synthetisch berechneten 
Einspeisezeitreihen32 verwendet (s. Anhang A.2 und A.3). Sofern sowohl Prognosedaten als auch Ist- 
bzw. Hochrechnungs-Ist-Daten zur Verfügung standen, wurden die Prognosedaten verwendet, da 
diese für den modellierten Day-ahead Markt relevanter sind. 
Im Einzelnen wurden folgende verfügbare Daten genutzt: Für Deutschland veröffentlichen die vier 
Übertragungsnetzbetreiber die Wind- und Photovoltaikeinspeisung. Für die Einspeisung von Wind-
energieanlagen standen Daten aller vier betrachten Jahre zur Verfügung (50Hertz Transmission 
GmbH 2015b; Amprion GmbH 2015b; TenneT TSO GmbH 2015b; TransnetBW GmbH 2015b). Daten 
für die Einspeisung aus Photovoltaikanlagen standen ab 1.1.2011 von allen vier Übertragungsnetzbe-
treibern zur Verfügung (50Hertz Transmission GmbH 2015a; Amprion GmbH 2015a; TenneT TSO 
GmbH 2015a; TransnetBW GmbH 2015a). Für das Jahr 2010 waren nur Daten von Tennet (ab 
1.1.2010) und Amprion (ab 1.7.2010) verfügbar. 
Daten zur Windenergieeinspeisung lagen weiterhin von Dänemark (Energinet.dk 2015b) für 2010 bis 
2013 für Onshore-Windenergie und ab 1.1.2011 auch für Offshore-Windenergie vor. Daten von Ös-
terreich (APG 2015) und Tschechien (CEPS a.s. 2015) waren ebenfalls verfügbar. Daten von Frank-
reich standen ab 25.1.2011 zur Verfügung (RTE 2015b). Belgien veröffentlicht seit 19.1.2012 Daten 
zur Einspeisung von Onshore und Offshore Windenergie (Elia SA 2015c), die genutzt werden konnten. 
Zeitlich aufgelöste Daten zur Einspeisung von Photovoltaikanlagen standen außer für Deutschland le-
diglich von Tschechien ab 7.5.2010 (CEPS a.s. 2015) sowie Belgien ab 14.11.2012 (Elia SA 2015b) zur 
Verfügung. 
Daten zum fossil-thermischen Kraftwerkspark standen aus der Kraftwerkliste von (Energy Brainpool 
2011) zur Verfügung. Für die Berechnung der variablen Kosten fossil-thermischer Kraftwerke wurden 
die in Tabelle 3-11 angegebenen Brennstoff- und CO2-Zertifikatspreise der Jahre 2010 bis 2013 ver-
wendet. 
                                                          
32
 Die Berechnung erfolgt dabei auf Grundlage der Wetterdaten von (ECMWF 2015). 
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Tabelle 3-11: Übersicht zu Brennstoff- und CO2-Zertifikatspreisen der Jahre 2010 bis 2013 
Produkt Einheit33 2010 2011 2012 2013 Quelle 
Uran Euro/MWhth 3,00 3,00 3,00 3,00 Eigene Annahme nach (Schröder et 
al. 2013) 
Braunkohle Euro/MWhth 1,50 1,50 1,50 1,50 (50Hertz Transmission GmbH et al. 
2013 Tabelle 1) 
Steinkohle Euro/MWhth 10,48 13,14 11,43 9,72 (BAFA 2014) 
Erdgas Euro/MWhth 20,61 25,68 29,02 27,56 (BAFA 2015) 
Heizöl, leicht Euro/MWhth 52,69 67,00 73,47 68,46 (Destatis 2015) 
Heizöl, schwer Euro/MWhth 33,74 44,29 49,20 43,58 (Destatis 2015) 
CO2-Zertifikate Euro/t CO2 14,32 12,94 7,29 4,10 (Ammon 2014) nach Daten der EEX 
 
Daten zur Verfügbarkeit fossil-thermischer Kraftwerke standen für Deutschland (EEX 2015) sowie 
Frankreich (RTE 2015a) zur Verfügung. Für Belgien waren Daten ab 1.1.2011 verfügbar (Elia SA 
2015a). 
Der Bedarf an Sekundär- sowie Minutenreserve für Deutschland wurde von (50Hertz Transmission 
GmbH et al. 2015c) verwendet, wobei jeweils der Jahresmittelwert für das ganze Jahr angesetzt wur-
de (s. Tabelle 3-12). 
Tabelle 3-12: Mittlerer Bedarf an positiver und negativer SRL und MRL in Deutschland. Quelle: (50Hertz 
Transmission GmbH et al. 2015c) 
Jahr SRL positiv SRL negativ MRL positiv MRL negativ 
2010 2.398 MW 2.128 MW 2.302 MW 2.357 MW 
2011 2.200 MW 2.100 MW 2.100 MW 2.500 MW 
2012 2.090 MW 2.130 MW 1.910 MW 2.325 MW 
2013 2.115 MW 2.080 MW 2.480 MW 2.590 MW 
 
Für die NTC-Werte wurden die Daten vom Winter 2010/2011 verwendet (ENTSO-E 2011). Hierbei 
muss noch angemerkt werden, dass die NTC-Werte einzelner Kuppelstellen jeweils Maximalwerte für 
die konkrete Kuppelstelle darstellen. Aufgrund des physikalischen Lastflusses können zu einem Zeit-
punkt nicht zwangsläufig alle Kuppelstellen mit maximaler Leistung genutzt werden. Im Modell wird 
der physikalische Lastfluss jedoch nicht modelliert und so wurde die Annahme getroffen, dass die 
Kuppelstellen auch alle gleichzeitig mit maximaler Leistung nutzbar sind, was tendenziell zu einer 
Überschätzung der übertragbaren Leistung gegenüber der Realität führt. 
                                                          
33
 Jeweils Euro nominal in Werten des jeweiligen Jahres. 
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3.11.2 Preise am Day-ahead Spotmarkt 
Zunächst sollen die vom Modell berechneten Spotmarktpreise mit den historischen EEX-
Börsenpreisen verglichen werden. Dazu zeigt Tabelle 3-13 einen Überblick zu Base, Peak und Off-
peak-Preisen der Jahre 2010 bis 2013 für die Preiszone Deutschland/Österreich bzw. vom Modell nur 
für Deutschland. 
Tabelle 3-13: Vergleich der deutschen EEX Börsenspotmarktpreise mit den vom Modell berechneten Preisen. 
Quelle: (Energinet.dk 2015a) und Modellergebnisse 
Jahr 2010 2011 201234 2013 
EEX Modell EEX Modell EEX Modell EEX Modell 
Base [€/MWh] 44,49 45,44 51,12 50,24 42,69 44,87 37,78 37,09 
Peak [€/MWh] 55,05 53,98 61,06 58,22 53,42 55,86 48,57 47,85 
Offpeak [€/MWh] 38,60 40,68 45,63 45,83 36,75 38,81 31,78 31,08 
Korrelations-
koeffizient 
0,766 0,805 0,801 0,853 
 
Während der vom Modell berechnete jahresdurchschnittliche Spotpreis (Base) in den Jahren 2010, 
2011 und 2013 um weniger als 1 €/MWh vom EEX-Börsenpreis abweicht, beträgt die Differenz im 
Jahr 2012 rund 2 €/MWh. Die Peakpreise werden vom Modell außer im Jahr 2012 unterschätzt, wo-
bei die Differenz 2013 am geringsten ist. Das Niveau der Offpeakpreise ist 2011 und 2013 relativ nah 
beieinander (weniger als 1 €/MWh Unterschied); 2010 und 2012 liegen diese um etwa 2 €/MWh 
auseinander. Die Korrelation zwischen der Zeitreihe der historischen Börsenpreise und der vom Mo-
dell berechneten Preise liegt für das ganze Jahr mit 8760 Stunden zwischen 0,77 und 0,85 und ist bei 
Betrachtung einzelner Monate mit teilweise mehr als 0,9 sogar noch deutlich höher. 
In der Abbildung 3-12 sind für die Jahre 2010 bis 2013 die Dauerlinien der Spotmarktpreise darge-
stellt. Die höchsten Preise werden vom Modell tendenziell unterschätzt, was hier in den Dauerlinien 
auch sichtbar wird. 
Abbildung 3-13 zeigt für die Jahre 2010 bis 2013 den Durchschnitt aller Wochen des Jahres als 
Typwoche von Montag bis Sonntag. Dabei ist ersichtlich, dass der grundsätzliche Verlauf der Spot-
marktpreise sehr gut vom Modell reproduziert wird, wenn auch teilweise in den Nachtstunden die 
Preise über- oder unterschätzt werden oder auch die höchsten Peakpreise vom Modell nicht exakt 
getroffen werden. 
                                                          
34
 Da das Jahr 2012 ein Schaltjahr war, das Modell aber standardmäßig nur 365 Tage (8760 Stunden) berechnet, 
wurde der 31.12.2012 hier nicht betrachtet. 
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Abbildung 3-12: Dauerlinien der Spotpreise der EEX im Vergleich zu den vom Modell berechneten Preisen
35
. 
Quelle: (Energinet.dk 2015a) und Modellergebnisse 
 
Abbildung 3-13: Vergleich von Börsenpreisen und von Modell berechneten Spotpreisen als Durchschnitt aller 
Wochen des Jahres. Quelle: (Energinet.dk 2015a) und Modellergebnisse 
Für das Jahr 2013 zeigt Abbildung 3-14 die oben dargestellte Typwoche noch mal unterschieden nach 
den Jahreszeiten Sommer, Winter und Übergang36. 
                                                          
35
 Aus Gründen der Übersichtlichkeit sind hier nur Spotmarktpreise zwischen -50 und +150 €/MWh dargestellt, 
obwohl sich die historischen Preise zwischen -221,99 und +210 €/MWh bewegten. Die vom Modell berechne-
ten Preise liegen dagegen im Bereich zwischen 0 und 150 €/MWh. 
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Abbildung 3-14: Vergleich von Börsenpreisen und von Modell berechneten Spotpreisen als Durchschnitt aller 
Wochen des Jahres 2013 mit Unterscheidung von Winter, Sommer und Übergangszeit. Quelle: (Energinet.dk 
2015a) und Modellergebnisse 
Im Winter ist hier eine recht gute Übereinstimmung zu sehen, während in der Übergangszeit die 
Preisspitzen vom Modell eher unterschätzt werden. Im Sommer berechnet das Modell insbesondere 
in den Nachtstunden zu geringe Preise und das durch die Photovoltaik auftretende Mittagstal wird 
vom Modell als nicht ganz so tief berechnet. 
3.11.3 Kraftwerksdispatch und Stromaußenhandel 
Abbildung 3-15 zeigt einen Vergleich der vom Modell berechneten Nettostromerzeugung in fossil-
thermischen Kraftwerken mit den historischen Werten. Dabei ist zu sehen, dass die Erzeugung der 
Kernkraftwerke vom Modell fast exakt getroffen wird. Dagegen wird die Stromerzeugung in Braun-
kohlekraftwerken in den Jahren 2011-2013 vom Modell um jeweils rund 20 TWh unterschätzt. Wäh-
rend die Erzeugung aus Steinkohlekraftwerken 2010 vom Modell noch um rund 20 TWh unterschätzt 
wird, wird sie 2013 um etwa 15 TWh überschätzt. Die Erzeugung aus Erdgaskraftwerken wird in allen 
betrachteten Jahren vom Modell unterschätzt (Differenz 5-12 TWh). Die vom Modell berechnete 
Stromerzeugung ist in Summe aufgrund von Abweichungen im Exportsaldo um 14 bis 44 TWh gerin-
ger. 
                                                                                                                                                                                     
36
 Winter = Januar, Februar, November, Dezember; Übergang = März, April, September, Oktober; Sommer = 
Mai bis August. 
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Abbildung 3-15: Vergleich der vom Modell berechneten Nettostromerzeugung mit den historischen Werten. 
Quelle: Eigene Berechnung nach (AGEB 2015; Hecking 2014) und Modellergebnisse 
Wie Abbildung 3-16 zeigt, wird vom Modell in allen vier betrachten Jahren stets etwas weniger Strom 
ins Ausland exportiert (zwischen 9 und 17 TWh). Dagegen wird im Modell in allen Jahren etwas mehr 
Strom aus dem Ausland importiert (zwischen 9 und 16 TWh), als es in der Realität der Fall war. Für 
die Jahre 2010 bis 2012 hat das Modell damit einen Nettoimport von Strom (zwischen 5 und 23 TWh) 
berechnet, während es in der Realität einen Nettoexport gab. Im Jahr 2013 berechnet das Modell ei-
nen Nettoexport, der aber geringer ist, als es historisch der Fall war (nur 14 TWh statt 34 TWh). 
 
Abbildung 3-16: Vergleich der vom Modell berechneten Stromexporte bzw. Stromimporte von Deutschland 
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3.11.4 CO2-Emissionen des Stromsektors 
Der Vergleich der berechneten CO2-Emissionen des Stromsektors mit den historischen Werten in Ab-
bildung 3-17 zeigt entsprechend der oben bereits gezeigten Unterschiede beim Stromerzeugungsmix 
folglich auch Unterschiede. Aufgrund der oben genannten Abweichungen beim Exportsaldo und der 
damit berechneten geringeren Stromerzeugung fallen die berechneten CO2-Emissionen folglich auch 
geringer als die veröffentlichten aus. Bei den einzelnen Energieträgern sind die vom Modell berech-
neten Emissionen auch jeweils geringer als die historischen Werte. 
 
Abbildung 3-17: Vergleich der vom Modell berechneten CO2-Emissionen der Stromerzeugung mit den histori-
schen Werten. Quelle: (UBA 2014) und Modellergebnisse 
3.11.5 Fazit der Modellvalidierung 
Das in diesem Kapitel beschriebene Strommarktmodell wurde einer Validierung anhand von Daten 
der Jahre 2010 bis 2013 unterzogen. Dabei zeigte sich, dass das Modell in der Lage ist, die Preise am 
Stromgroßhandelsmarkt in hinreichender Genauigkeit abzubilden. Außerdem stimmt die Stromer-
zeugung je Brennstoff recht gut mit der Realität überein, wenngleich die Erzeugung und folglich auch 
die CO2-Emissionen des Stromsektors vom Modell geringer berechnet werden, als es in der Realität 
der Fall war. Dies liegt zum großen Teil auch am Unterschied im Stromaußenhandelssaldo. 
Da das Modell unter den vorgegebenen Inputdaten jeweils den kostenoptimalen Kraftwerkseinsatz 
berechnet, scheint der Stromimport aus dem Ausland attraktiver parametriert zu sein, als es in der 
Realität unter Umständen der Fall ist. Zum einen ist die Datenlage für das Ausland in den meisten 
Ländern schlechter als in Deutschland. Etwa Daten zur unterjährigen Kraftwerksverfügbarkeit, die für 
die Validierung eine wichtige Rolle spielen, liegen nur für wenige Länder vor. Dies kann dazu führen, 
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men für die maximalen Exportkapazitäten sehr sensitiv. Da im Modell nur Jahreswerte hinterlegt 
sind, sich diese aber auch unterjährig ändern können, kann dies zu Abweichungen führen. 
Unterschiede bei den eingesetzten Brennstoffen und damit auch den CO2-Emissionen begründen sich 
auch dadurch, dass im Modell für jedes Kraftwerk nur ein Brennstoff abgebildet ist. In der Realität 
können Kraftwerke aber teilweise auch mit verschiedenen Brennstoffen, z. B. mit Erdgas und leich-
tem Heizöl, befeuert werden. Darüber hinaus wird der Brennstoffaufwand für Anfahrvorgänge vom 
Modell nicht mitbilanziert. 
Die vereinfachte Abbildung von KWK-Kraftwerken im Ausland sowie die Nichtabbildung der Wir-
kungsgradverluste im Teillastbetrieb von Kondensationskraftwerken führen ebenfalls zwangsläufig zu 
Unterschieden zwischen den Modellergebnissen und der Realität. 
Selbst wenn sich für den Day-ahead-Einsatz vom Modell exakt die historischen Kraftwerkseinsätze 
ergeben würden, so kann es durch den folgenden Intradayhandel, durch Regelleistungsabrufe oder 
auch durch Redispatch zu Änderungen im Kraftwerkseinsatz kommen. Im Modell werden nur die Re-
gelleistungsabrufe abgebildet. Die Abrufe werden jedoch auf Grundlage von fundamentalen Kosten 
modelliert, die nicht zwangsläufig mit den gebotenen Arbeitspreisen übereinstimmen müssen, so 
dass die für ein Kraftwerksportfolio optimale Einsatzreihenfolge abweichen kann. 
Zum Regelleistungsmarkt ist weiterhin zu sagen, dass in der Zeit von 2010 bis 2013 Gebote für länge-
re Zeiträume abgegeben werden mussten. So wurde etwa das Marktdesign für den Sekundärregel-
leistungsmarkt erst im Sommer 2011 von einem monatlichen auf einen wöchentlichen Rhythmus 
umgestellt. Durch diese langen Verpflichtungszeiträume, die im Modell nicht abgebildet sind37, kann 
es zu Abweichungen der Modellergebnisse von der Realität kommen. Im Ausland gibt es teilweise 
sogar noch längere Verpflichtungszeiträume für Regelleistung (Ocker et al. 2016). 
Ein weiterer Punkt ist die im Modell angenommene perfekte Voraussicht. So sind die historischen 
Börsenspotmarktpreise das Ergebnis von Erwartungen etwa zu Kraftwerksverfügbarkeiten oder 
prognostizierter Einspeisung von erneuerbaren Energien. Im Modell liegen jedoch zum größten Teil 
ex post bekannte Daten vor, die nicht unbedingt mit den Erwartungen der Marktteilnehmer überein-
stimmen müssen. 
Generell ist zu den verwendeten Preisdaten auch zu sagen, dass es einen Unterschied zwischen 
Marktpreisdaten und statistischen Preisdaten gibt (Ellersdorfer et al. 2008). Statistische Preisdaten 
weichen von Marktpreisdaten ab, da sie sich auf andere Zeitpunkte beziehen. Dies liegt daran, dass 
                                                          
37
 Grundsätzlich sind längere Verpflichtungszeiträume im Modell abbildbar, wie etwa in (Böttger et al. 2015). 
Jedoch müssen hierfür zusätzliche Annahmen zur Zusammengehörigkeit von Kraftwerksportfolios getroffen 
werden, wofür sich eher detailliertere Modelle eignen (vgl. z. B. (Böttger und Bruckner 2015c)), die an anderer 
Stelle einen geringen Detailgrad haben, da sich die Rechenzeit ansonsten deutlich erhöht. 
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statistische Daten erst aufgenommen werden, wenn der Brennstoff die deutsche Grenze passiert. 
Eingekauft werden die benötigten Brennstoffe aber in der Regel deutlich früher. Auch der zum jewei-
ligen Zeitpunkt gültige Wechselkurs spielt hierbei eine wichtige Rolle (Ellersdorfer et al. 2008). So 
werden im Modell statistische Preisdaten etwa des Bundesamtes für Wirtschaft und Ausfuhrkontrol-
le (BAFA 2014, 2015) verwendet. Marktpreise, die häufig nicht öffentlich zur Verfügung stehen, konn-
ten für die Validierung nicht verwendet werden. 
Weitere Unterschiede können sich etwa aus Kühlwasserbedingungen oder auch dem unternehmens-
individuellen Kraftwerkseinsatz ergeben (vgl. (Ellersdorfer et al. 2008)). 
Vor dem Hintergrund dieser Einschränkungen, die ähnlich auch für die meisten anderen vergleichba-
ren Strommarktfundamentalmodelle gelten, kann jedoch festgehalten werden, dass das Modell 
MICOES-Europe den europäischen Strommarkt ausreichend gut abbildet, um die gestellte For-
schungsfrage zu beantworten. 
 
4 Auswirkungen von Elektrokesseln im 
Strommarkt im Jahr 2025 
Nach der Vorstellung der Power-to-Heat-Technologie und dem Fundamentalmodell MICOES-Europe 
soll nun für das Jahr 2025 modellgestützt untersucht werden, welchen Einfluss Elektrokessel auf dem 
Strommarkt mit einem steigenden EE-Anteil haben könnten und ob sie zu einer besseren Integration 
der erneuerbaren Energien beitragen können38. In Abschnitt 4.1 werden dazu zunächst die relevan-
ten Annahmen für das Szenariojahr 202539 erläutert. Es folgt die detaillierte Darstellung der Ergebnis-
se, wobei zunächst der Einsatz der Elektrokessel im Kontext der Fernwärmeerzeugung betrachtet 
wird. Anschließend wird die Vorhaltung und der Abruf von Regelleistung analysiert. Weiterhin wer-
den auch Auswirkungen auf die Stromerzeugung im In- und Ausland sowie die Veränderung der 
Stromex- und -importe erklärt. Auf Grundlage einer ökonomischen Bewertung der Szenarien sowie 
anhand der Veränderungen bei den CO2-Emissionen wird in einer Kosten-Nutzen-Analyse der sinn-
vollste Einsatz der Elektrokessel bewertet. Das Kapitel schließt mit einer kritischen Würdigung der Er-
gebnisse ab. 
4.1 Definition des Szenarios für 2025 
Im Folgenden werden die Annahmen dargestellt, die im Szenario für das Stützjahr 2025 als Eingangs-
daten des Modells MICOES-Europe dienen sollen. Dabei werden insbesondere die Annahmen zu fol-
genden Bereichen erläutert: 
 Höhe des Stromverbrauchs 
 Ausbau der erneuerbaren Energien 
 Entwicklung des fossil-thermischen Kraftwerksparks 
 Entwicklung von Brennstoffpreisen und CO2-Zertifikatspreisen 
 Ausbau der Grenzkuppelstellen zum Ausland sowie weiteren Flexibilitätsoptionen und 
 Annahmen für die betrachteten Fernwärmenetze, insbesondere Zusammensetzung der Er-
zeugungsstruktur inkl. Elektrokessel. 
Die Annahmen für das Szenario für das Jahr 2025 stützen sich auf aktuelle Studien. Hierbei wird für 
Deutschland hauptsächlich der aktuelle Netzentwicklungsplan der Übertragungsnetzbetreiber 
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 Erste Ergebnisse wurden bereits in Böttger und Bruckner (2014), Böttger et al. (2015) und Böttger und Bruck-
ner (2015a) veröffentlicht (vgl. Abschnitt 2.5). 
39
 Hierzu ist zu sagen, dass es sich bei dem Szenario für 2025 nicht um eine Prognose handelt, sondern um eine 
Projektion auf Basis von verschiedenen Annahmen. 
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(50Hertz Transmission GmbH et al. 2015b) verwendet. Daten zum europäischen Ausland werden aus 
dem Scenario B „Best estimate“ im Scenario Outlook & Adequacy Forecast von 2015 (ENTSO-E 
2015b) übernommen. Als Grundlage für die zeitliche Struktur des Wettergeschehens wird das Jahr 
2011 verwendet40. Entsprechend werden auch die Lastgänge des Stromverbrauchs und der Fern-
wärme des Jahres 2011 als Datengrundlage verwendet, um die entsprechende Konsistenz zu wahren. 
Im Folgenden liegt der Fokus auf Annahmen, die Deutschland betreffen. Annahmen für das im Mo-
dell ebenfalls abgebildete europäische Ausland werden verkürzt dargestellt. Ergänzende detaillierte-
re Tabellen dazu finden sich im Anhang A.4. 
4.1.1 Stromverbrauch 
Die zukünftige Höhe des Stromverbrauches wird durch verschiedene Faktoren beeinflusst. Einerseits 
gibt es verbrauchssenkende Effekte durch effizientere Geräte und Anlagen, aber andererseits auch 
verbrauchssteigernde Effekte durch neue Stromverbraucher wie Wärmepumpen oder Elektroautos 
(vgl. (BNetzA 2014; IWES 2015; Wünsch et al. 2014)). So prognostizieren einige Studien orientiert an 
politischen Zielvorgaben eine fallende Stromnachfrage für Deutschland, z. B. die Leitstudie 2011 (Nit-
sch et al. 2012) oder das Energiekonzept der Bundesregierung („EWI Szenarien“) (Schlesinger et al. 
2010) wie in Abbildung 4-1 dargestellt wird. 
 
Abbildung 4-1: Prognosen für die Nettostromnachfrage in Deutschland. Quelle: Eigene Darstellung auf Basis 
von (50Hertz Transmission GmbH et al. 2014a; AGEB 2013; Nitsch et al. 2012; Schlesinger et al. 2010) 
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 Das Jahr 2011 wurde ausgewählt, weil es sich einerseits um ein durchschnittliches Windjahr handelt und an-
dererseits der Heizbedarf durch warme Temperaturen im Mittel zwar geringer war, aber gleichzeitig auch Zei-
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Da zum heutigen Zeitpunkt unklar ist, welche Effekte letztendlich dominieren werden, wird die An-
nahme eines konstanten Nettostromverbrauches in Deutschland in Höhe von 543,6 TWh aus dem ak-
tuellen Netzentwicklungsplan übernommen (50Hertz Transmission GmbH et al. 2015b). 
Prognosen für den Stromverbrauch in den anderen europäischen Ländern sagen einen mehr oder 
weniger starken Anstieg des Stromverbrauchs vorher, der für einige Länder bis zu 15 % pro Dekade 
bis 2050 ausmacht (Bertsch et al. 2012; Capros et al. 2010). Für diese Arbeit werden die Wachstums-
raten aus dem Scenario B „Best estimate“ im Scenario Outlook & Adequacy Forecast von 2015 (ENT-
SO-E 2015b) übernommen (vgl. Abbildung 4-2). So wird für Großbritannien wie für Deutschland von 
einem konstanten Stromverbrauch ausgegangen, während der Strombedarf etwa in Polen, Italien 
und Spanien um mehr als 1,5 % pro Jahr wächst. Die Höhe des Strombedarfs kann Tabelle A-2 im An-
hang A.4 entnommen werden. 
 
Abbildung 4-2: Durchschnittliche jährliche Wachstumsrate des jährlichen Stromverbrauchs je Land von 2016 
bis 2025 im Szenario B „Best estimate“. Quelle: (ENTSO-E 2015b) 
4.1.2 Erneuerbare Energien 
Abbildung 4-3 zeigt für die Jahre bis 2035 verschiedene Prognosen für die installierte Leistung von 
erneuerbaren Energien in Deutschland. Der für das Energiekonzept („E-Konzept“) (Schlesinger et al. 
2010) dargestellte Ausbau ist zwar geringer als beispielsweise derjenige in der Leitstudie, dennoch 
werden in dieser Studie die prozentualen EE-Ausbauziele erreicht, da gleichzeitig von einem deutlich 
sinkenden Strombedarf ausgegangen wird. 
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Abbildung 4-3: Prognosen zum Ausbau der erneuerbaren Energien in Deutschland. Quelle: Eigene Darstellung 
auf Basis von (50Hertz Transmission GmbH et al. 2015b; Nitsch et al. 2012; Schlesinger et al. 2010) 
Für Deutschland werden die Annahmen zum EE-Ausbau überwiegend entsprechend des Szenarios B 
des Netzentwicklungsplans 2015 (50Hertz Transmission GmbH et al. 2015b) verwendet. So werden 
im Netzentwicklungsplan knapp 64 GW an Onshore- und 10,5 GW an Offshore-Windenergieanlagen 
angenommen. Dazu kommen noch knapp 55 GW an Photovoltaikanlagen. Somit sind mit 129 GW 
mehr als 91 % der installierten Leistung an erneuerbaren Energien von 141,4 GW wetterabhängige 
Stromerzeugungsanlagen. Die Volllaststunden wurden für die Windenergie aus dem Energiekonzept 
(Schlesinger et al. 2010) sowie für die anderen Technologien aus der Leitstudie (Nitsch et al. 2012) 
verwendet. Eine Übersicht zu den Annahmen für die installierte Leistung sowie die maximal mögliche 
Stromerzeugung41 entsprechend der angenommenen Volllaststunden findet sich in Tabelle 4-1. Bei 
einem Bruttostromverbrauch in Höhe von 600 TWh42 entsprechen die in Tabelle 4-1 angegebenen 
Werte für den Ausbau der erneuerbaren Energien im Jahr 2025 einem Anteil von rund 47 %, der 
leicht oberhalb des im aktuellen § 1 EEG 2014 vorgegebenen Ziel-Korridors von 40 bis 45 % liegt. 
Für die restlichen europäischen Länder werden die Annahmen zum Ausbau erneuerbarer Energien 
aus im Scenario Outlook & Adequacy Forecast von 2015 (ENTSO-E 2015b) übernommen (Scenario B 
„Best estimate“). Die dort genannten installierten Leistungen werden mit historischen Volllaststun-
den des Jahres 2011 verknüpft, um die (maximal) mögliche Stromerzeugung zu erhalten. 
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 Durch die modellendogen bestimmte Abregelung kann die tatsächlich nutzbare Stromerzeugung geringer 
ausfallen. 
42










Leitstudie Leitstudie E-Konzept Leitstudie NEP Leitstudie E-Konzept NEP
















Wasserkraft Biomasse, gesamt Wind Onshore Wind Offshore Photovoltaik
 Auswirkungen von Elektrokesseln im Strommarkt im Jahr 2025 89 
Tabelle 4-1: Annahmen zur installierten Leistung und maximal möglicher Stromerzeugung erneuerbarer 
Energien in Deutschland in 2025. Quelle: (50Hertz Transmission GmbH et al. 2015b; Schlesinger et al. 2010) 
Szenario/Jahr Installierte Leistung (Maximal mögliche) Stromerzeugung 
Laufwasser 4,0 GW 19,0 TWh 
Biomasse 7,4 GW 40,3 TWh 
Wind Onshore 63,8 GW 134,2 TWh 
Wind Offshore 10,5 GW 38,0 TWh 
Photovoltaik 54,9 GW 48,0 TWh 
Geothermie/Sonstige 0,8 GW 5,1 TWh 
Summe 141,4 GW 284,5 TWh 
 
Abbildung 4-4 zeigt die Annahmen zur installierten Leistung von erneuerbaren Energien für die im 
Modell abgebildeten Länder. Die höchste installierte Leistung an Windenergieanlagen (abgesehen 
von Deutschland) hat Großbritannien mit fast 38 GW, wobei es sich dabei überwiegend um Offshore-
anlagen handelt. Die nächsthöchste installierte Leistung ist in Spanien mit 30 GW zu finden. Die 
höchste installierte Leistung an Solaranlagen ist außerhalb Deutschlands in Italien mit knapp 30 GW 
angenommen. Mit 5,2 GW ist in Schweden die höchste installierte Leistung an Biomasseanlagen au-
ßerhalb Deutschlands unterstellt. 
 
Abbildung 4-4: Installierte Leistung an erneuerbaren Energien (ohne Speicherwasser) in Europa im Scenario B 
„Best estimate“
43
. Quelle: Eigene Darstellung aus (ENTSO-E 2015b) 
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 Dabei wurden folgende Anpassungen vorgenommen: Die Verteilung zwischen Onshore- und Offshore-
Windenergie war für Slowenien augenscheinlich vertauscht und wurde entsprechend angepasst. Darüber hin-
aus war für Großbritannien und Schweden die installierte Leistung an Solaranlagen mit 0 GW angegeben, ob-
wohl bereits heute Anlagen installiert sind (EurObserv-ER 2014). Für diese beiden Länder wurde die heutige in-
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Der Einsatz von Speicherwasser- als auch Pumpspeicherkraftwerken wird im Rahmen des Modells 
MICOES-Europe endogen bestimmt. Daher ergibt sich deren Stromerzeugung als Modellergebnis. Für 
das Modell sind nur Annahmen zur installierten Leistung und dem Speichervolumen vorzugeben. Für 
Speicherwasserkraftwerke wird bis 2025 kein weiterer Ausbau in Europa angenommen, da die vor-
handenen Potentiale weitgehend erschlossen sind44. Der mögliche Ausbau von Pumpspeicherkraft-
werken wird im Abschnitt 4.1.5 im Kontext von verfügbaren Flexibilitätsoptionen diskutiert. Die 
Stromerzeugung von Laufwasserkraftwerken muss allerdings als Parameter für jedes Land vorgege-
ben werden. Für Laufwasserkraftwerke wird ebenfalls ohne weiteren Zubau gerechnet und die 
Stromerzeugung als ungesteuert angenommen. Tabelle A-3 in Anhang A.4 gibt für alle modellierten 
Länder die angenommen installierten Leistungen für erneuerbare Energien wieder. 
4.1.3 Fossil-thermischer Kraftwerkspark 
Für Deutschland wird gemäß des 13. Gesetzes zur Änderung des Atomgesetzes vom 31. Juli 2011 von 
einem Ausstieg aus der Kernenergienutzung bis 2022 ausgegangen. Daher sind im Jahr 2025 annah-
megemäß keine Kernkraftwerke mehr in Betrieb. Weiterhin wird der Bestand an konventionellen 
Kraftwerken auf Basis der Energieträger Braun- und Steinkohle sowie Erdgas und Heizöl gemäß dem 
aktuellen Netzentwicklungsplan (50Hertz Transmission GmbH et al. 2015b) verwendet. Der Netzent-
wicklungsplan geht von einem schrumpfenden fossilen Kraftwerkspark aus. Im Jahr 2025 umfasst der 
Kraftwerkspark laut Szenario B rund 34,4 GW an Kohlekraftwerken und 29,9 GW an Erdgaskraftwer-
ken (vgl. Abbildung 4-5). 
 
Abbildung 4-5: Vergleich der installierten Nettonennleistung in Deutschland im aktuellen Netzentwicklungs-
plan für unterschiedliche Jahre und Szenarien. Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von (50Hertz Transmissi-
on GmbH et al. 2015b) 
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 Ess et al. (2012) fasst basierend auf einer Literaturrecherche zukünftige Arbeitsvolumina für Speicherwasser-
kraftwerke in Deutschland, Österreich, der Schweiz sowie Norwegen und Schweden in der Größenordnung von 
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Für das Ausland werden die Annahmen zu den installierten Kapazitäten aus dem Scenario B „Best   
estimate“ der Scenario Outlook & Adequacy Forecast von 2015 (ENTSO-E 2015b) übernommen45 (vgl. 
Abbildung 4-6). Demnach hat Frankreich mit knapp 57 GW weiterhin die höchste installierte Leistung 
an Kernkraftwerken. Der Kraftwerkspark in Polen wird weiterhin von Kohlekraftwerken dominiert, 
während in Italien, Großbritannien oder den Niederlanden überwiegend Erdgaskraftwerke betrieben 
werden (s. auch Tabelle A-4 im Anhang A.4). 
 
Abbildung 4-6: Vergleich der installierten Nettonennleistung in Europa in 2025. Quelle: Eigene Darstellung 
auf Basis von (ENTSO-E 2015b) 
In Bezug auf die Wirtschaftlichkeit des fossil-thermischen Kraftwerksparks wird davon ausgegangen, 
dass die angegebenen Kraftwerke tatsächlich verfügbar sind. Es erfolgt keine Überprüfung in Bezug 
auf vorzeitige Stilllegung bzw. Kaltreserve unrentabler Kraftwerke bzw. Retrofit von älteren aber 
noch wirtschaftlichen Kraftwerken (vgl. etwa (Harthan 2015)). In der heutigen regulatorischen Praxis 
muss eine Stilllegung von systemrelevanten Kraftwerken durch die Bundesnetzagentur genehmigt 
werden. Daher wird davon ausgegangen, dass im Jahr 2025 auch ausreichende Kraftwerkskapazitä-
ten zur Verfügung stehen. 
4.1.4 Preise für Primärenergieträger und CO2-Emissionsberechtigungen 
Wesentliche Parameter für das Szenario für 2025 sind neben der Zusammensetzung des Kraftwerks-
parks auch die zukünftig zu erwartenden Brennstoffpreise sowie Preise für CO2-Emissionsbe-
rechtigungen, da diese die kurzfristigen Grenzkosten konventioneller Kraftwerke bestimmen. 
Die Bandbreite für die mögliche zukünftige Entwicklung ist sehr groß, wie Abbildung 4-7 exemplarisch 
für zukünftige Einfuhrpreise für Steinkohle zeigt (vgl. (Agentur für Erneuerbare Energien e.V. 2015)). 
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Abbildung 4-7: Entwicklung des Einfuhrpreises für Steinkohle in verschiedenen Szenarien. Quelle: (Agentur 
für Erneuerbare Energien e.V. 2015) 
Für diese Untersuchung werden die Brennstoffpreise sowie Preise für CO2-Emissionsberechtigungen 
auf Basis des „New policies scenario“ des World Energy Outlook 2015 (IEA 2015) verwendet, wobei 
2014 als Referenzjahr für das Preisniveau dient. Die folgende Tabelle 4-2 fasst die Annahmen für alle 
Brennstoffe sowie CO2-Emissionsberechtigungen für das Jahr 2025 zusammen. 
Tabelle 4-2: Annahmen zur Preisentwicklung fossiler Brennstoffe (Grenzübergangspreise) sowie Preis für 
CO2-Emissionsberechtigungen für das Jahr 2025
46
. Quelle: (50Hertz Transmission GmbH et al. 2013; IEA 2015) 
Produkt Einheit Jahr 2025 
Uran Euro2014/MWhth 4,50 
Braunkohle Euro2014/MWhth 1,60 
Steinkohle Euro2014/MWhth 8,65 
Erdgas Euro2014/MWhth 24,40 
Heizöl (extra leicht) Euro2014/MWhth 66,84 
Heizöl (schwer) Euro2014/MWhth 35,65 
CO2-Emissionsberechtigung Euro2014/t CO2 22,21 
 
Bei den Ergebnissen wird das Basisjahr 2014 für die Preise aus Gründen der Übersichtlichkeit nicht 
dazugeschrieben. 
                                                          
46
 Im World Energy Outlook werden Preisszenarien für die Jahre 2020 und 2030 angegeben. Für das Jahr 2025 
wurde daher ein linear interpolierter Wert verwendet. 
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In Abbildung A-6 im Anhang wird die Merit Order für Deutschland für den angenommenen Kraft-
werkspark sowie das beschriebene Brennstoffpreisszenario dargestellt. Unter den getroffenen An-
nahmen gibt es noch keinen fuel switch zwischen Kohle- und Gaskraftwerken. Somit haben Braun-
kohlekraftwerke mit 23 bis 38 Euro/MWh die günstigsten Grenzkosten, Steinkohlekraftwerke liegen 
im Bereich von 39 bis 50 Euro/MWh. Danach kommen Erdgaskraftwerke sowie wenige Heizöl-
Kraftwerke mit sehr hohen Grenzkosten. 
4.1.5 Grenzkuppelstellen und sonstige Flexibilitäten 
Durch den Ausbau von wetterabhängig einspeisenden erneuerbaren Energien werden zukünftig un-
terschiedliche Flexibilitätsoptionen eine immer wichtigere Rolle spielen. 
Als erstes soll auf den Ausbau der Grenzkuppelstellen Deutschlands zum europäischen Ausland ein-
gegangen werden. Abbildung 4-8 zeigt zukünftige Kuppelstellen gemäß des Netzentwicklungsplanes 
2015 (50Hertz Transmission GmbH et al. 2014a) bis 2035. Dabei wird deutlich, dass hier von einer 
mehr als Verdopplung der Übertragungskapazität zu den deutschen Nachbarländern in den nächsten 
20 Jahren auf rund 42 GW ausgegangen wird. Für das Szenario werden die europäischen Kuppelka-
pazitäten aus dem Ten Year Network Development Plan 2016 (ENTSO-E 2016) übernommen. 
 
Abbildung 4-8: Übertragungskapazität der deutschen Grenzkuppelstellen. Quelle: Eigene Darstellung nach 
(50Hertz Transmission GmbH et al. 2014a; ENTSO-E 2011) 
Weiterhin wurden folgende Annahmen getroffen: Die Fahrweise von Biomassekraftwerken wurde als 
ungesteuert angenommen. Dezentrale KWK- und Industriestromerzeugung wurde ebenfalls als wär-
megeführt bzw. ungesteuert und damit unflexibel angenommen. Für Heizkraftwerke größer 10 MWel 
wurde von einer stromgeführten Fahrweise ausgegangen, jedoch noch ohne eine Ergänzung von zu-
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ten. Im Bereich der Kurzzeitspeicher wurde ein Ausbau von Pumpspeichern im Rahmen der derzeit in 
der Planung befindlichen Kapazitäten berücksichtigt. Langzeitspeicher (wie etwa die Power-to-Gas-
Technologie) wurden aufgrund des Betrachtungshorizontes bis 2025 nicht berücksichtigt. 
4.1.6 Regelleistungsnachfrage 
Für die im Modell abgebildeten Regelleistungsqualitäten ist für alle Länder der zukünftige Bedarf 
festzulegen. Für das Szenario für 2025 wird sich analog zu den meisten anderen Annahmen auch auf 
den Scenario Outlook & Adequacy Forecast von 2015 (ENTSO-E 2015b) bezogen (vgl. Abbildung 4-9). 
Die dort angegebene „System Service Reserve“ wird jeweils hälftig auf SRL und MRL aufgeteilt. Die 
System Service Reserve in Höhe von 5,1 GW für Deutschland entspricht somit einem Bedarf an 
2,55 GW an SRL und 2,55 GW an MRL (sowohl jeweils positiv als auch negativ). 
 
Abbildung 4-9: System Service Reserve im „Best estimate Scenario B 2025“ je Land. Quelle: Eigene Darstel-
lung nach (ENTSO-E 2015b) 
Es wird für die Berechnungen von einem über das ganze Jahr konstanten Bedarf an Regelleistung 
ausgegangen. Eine möglicherweise zukünftige situationsbedingte Dimensionierung47, wie etwa von 
(Sandau 2013) oder (Bucksteeg et al. 2015) vorgeschlagen, wird hier somit nicht berücksichtigt. 
Für die Deckung des Bedarfs an Regelleistung wurde angenommen, dass nur fossil-thermische Kraft-
werke, Pumpspeicherkraftwerke oder eben auch Elektrokessel einen Beitrag liefern können. Bereits 
heute bieten Biomasseanlagen Regelleistung an (vgl. (Schäfer-Stradowsky et al. 2015)) und erste 
Tests für die Bereitstellung von Regelleistung durch Windkraftanlagen laufen (vgl. (50Hertz Transmis-
sion GmbH et al. 2015a)). Im Modell wird die Bereitstellung von Regelleistung durch erneuerbare 
Energien jedoch nicht abgebildet. Sofern erneuerbare Energien-Anlagen Regelleistung anbieten, re-
duziert dies ebenfalls die Must-run-Erzeugung von fossil-thermischen Kraftwerken und sollte in wei-
terführenden Arbeiten analysiert werden (vgl. auch (Böttger et al. 2015)). 
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 Ziel der situationsbedingten Dimensionierung ist die Reduktion des Regelleistungsbedarfes, wenn nur kleine-
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Abrufe von Regelleistung werden für Deutschland basierend auf den historischen Abrufen des Jahres 
2013 modelliert. Dabei wird die Zeitreihe entsprechend des Bedarfs hochskaliert. Im Gegensatz zu al-
len anderen Zeitreihen weichen diese Daten als einzige vom Wetterjahr 2011 ab, da durch die Ein-
führung des Netzregelverbundes die Regelleistungsabrufe seit 2011 deutlich zurückgegangen sind 
(BNetzA und Bundeskartellamt 2015) und historische Werte aus 2011 somit nicht mehr verwendet 
werden können. 
4.1.7 Betrachtete Fernwärmenetze mit Elektrokesseln 
Im Fokus der Untersuchung stehen die Elektrokessel in der Fernwärmeversorgung. Hierbei wird ein 
räumlicher Fokus auf die ostdeutschen Bundesländer gelegt. Dies liegt einerseits daran, dass es hier 
historisch bedingt etablierte Fernwärmeversorgungsnetze gibt und auf der anderen Seite in dieser 
Region aufgrund der vergleichsweise geringen Stromnachfrage ein höherer prozentualer EE-Anteil als 
in anderen Regionen Deutschlands vorliegt. Da bei den betrachteten Märkten (Spotmarkt und Regel-
leistungsmarkt) der Standort der Anlagen im heutigen Marktdesign keine Rolle spielt und Netzeng-
pässe bei dieser Untersuchung keine Rolle spielen, kann der Vorteil der Flexibilität der Elektrokessel 
auf des Stromnetz im Rahmen dieser Arbeit jedoch nicht bewertet werden. 
Ähnlich wie bei der Stromnachfrage gibt es beim Fernwärmebedarf sowohl bedarfssteigernde als 
auch bedarfssenkende Effekte. Durch die zunehmenden, politisch geförderten Effizienzmaßnahmen 
kann von einer Bedarfssenkung ausgegangen werden, gleichzeitig gibt es zumeist Projekte zum An-
schluss weiterer Fernwärmekunden, um eine entsprechende Auslastung der Systeme zu gewährleis-
ten (vgl. bspw. (Orbeck 2015)). Im Rahmen dieser Arbeit wird von einem konstanten Bedarf etwa in 
Höhe des Bedarfes des Jahres 2011 ausgegangen. Hierzu gibt Tabelle 4-3 einen Überblick über die 
Höhe des Wärmebedarfes in den betrachteten Netzen. Während Halle und Chemnitz mit einem 
Wärmebedarf unter 1 TWhth kleinere Netze als Leipzig und Dresden repräsentieren, sind die Netze in 
Berlin mit jeweils 4,6 TWhth deutlich größer.  
Tabelle 4-3: Annahmen zum Wärmebedarf (Jahresbedarf sowie Jahresmaximum) in den betrachteten Fern-
wärmenetzen. Quelle: Eigene Annahmen basierend auf (AGFW 2013; Götz et al. 2013b) 
Fernwärmenetz Jahresbedarf in GWh Jahresmaximum in MW 
Leipzig 1.648 550 
Dresden 1.866 609 
Halle 786 227 
Chemnitz 948 324 
Berlin Ost 4.592 1.411 
Berlin West 4.592 1.742 
 
Tabelle 4-4 stellt die angenommene installierte thermische Leistung an KWK-Anlagen und Heizkes-
seln für die betrachteten Netze gegenüber. Hierbei handelt es sich um eine Fortschreibung beste-
hender Anlagen in Verbindung mit derzeit in Planung bzw. Bau befindlichen Anlagen wie Lichterfelde. 
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Die Erzeugungsstruktur unterscheidet sich stark zwischen den einzelnen Netzen. Während in Leipzig 
und Chemnitz Braunkohle-KWK-Anlagen und in Berlin West Steinkohle-KWK-Anlagen dominierend 
sind, gibt es in Dresden, Halle und Berlin Ost nur Erdgas-KWK-Anlagen. 
Tabelle 4-4: Annahmen zur installierten thermischen Leistung von KWK-Anlagen und Heizkesseln in den be-
trachteten Fernwärmenetzen (BK= Braunkohle, SK = Steinkohle, EG = Erdgas). Quelle: (AGFW 2013; BNetzA 
2013; UBA 2016) und eigene Annahmen 
Fernwärme-
netz 
Thermische Leistung der KWK-Anlagen in MWth Heizkessel (EG) 
in MWth BK-GD BK-EK SK-EK GuD-GD GuD-EK EG-GT Öl-GT 
Leipzig  334  200    250 
Dresden    219  18  522 
Halle    100 40   190 
Chemnitz 165 140      232 
Berlin Ost    439 230   1053 
Berlin West   841  440  286 505 
 
Tabelle 4-5 enthält die Annahmen zur installierten Leistung von Elektrokesseln und Wärmespeichern 
für die betrachteten Fernwärmenetze. Dabei wird in jedem der sechs betrachteten Fernwärmenetze 
nicht nur ein Elektrokessel, sondern auch jeweils noch ein Wärmespeicher hinzugefügt. Technisch ist 
das Vorhandensein eines Wärmespeichers für eine Power-to-Heat-Anlage zwar nicht zwingend not-
wendig, jedoch kann dieser für Regelenergieabrufe zusätzliche Flexibilität bieten und wird deshalb 
neben der Möglichkeit zur Flexibilisierung der Fahrweise der KWK-Anlage mit in die Analyse einbezo-
gen (vgl. (Agora Energiewende 2014a)). Die Elektrokessel wurden so ausgelegt, dass sie rund 20 % 
der Wärmehöchstlast liefern können48. Analog zu (Götz et al. 2013b) werden die modellierten Wär-
mespeicher so dimensioniert, dass sie 10 Stunden lang 20 % der Jahresfernwärmehöchstlast auf-
nehmen bzw. bereitstellen können. 
Tabelle 4-5: Parameter für modellierte Elektrokessel sowie thermische Speicher. Quelle: Eigene Annahmen 
Fernwärme-
netz 
Elektrokessel Thermische Speicher 
Elektrische Leistung Thermische Leistung Leistung Kapazität 
Leipzig 120 MWel 117,6 MWth 118 MWth 1.176 MWhth 
Dresden 120 MWel 117,6 MWth 118 MWth 1.176 MWhth 
Halle 50 MWel 49,0 MWth 49 MWth 490 MWhth 
Chemnitz 70 MWel 68,6 MWth 69 MWth 686 MWhth 
Berlin Ost 300 MWel 294,0 MWth 294 MWth 2.940 MWhth 
Berlin West 340 MWel 333,2 MWth 333 MWth 3.332 MWhth 
 
                                                          
48
 Um eine installierte Leistung von 1.000 MWel an Elektrokesseln zu erhalten, wurde hierbei geringfügig gerun-
det. 
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In Bezug auf die Kosten für den Strombezug werden zwei unterschiedliche Varianten betrachtet. Im 
ersten Fall wird angenommen, dass Elektrokessel 100 Euro/MWhel als zusätzliche Stromnebenkosten 
für Strom zu zahlen haben (sowohl für den Einkauf am Day-ahead Spotmarkt als auch für den Abruf 
von Regelenergie). Die Höhe orientiert sich dabei an der Größenordnung der heutigen Stromneben-
kosten. In einem zweiten Fall wird dagegen angenommen, dass Elektrokessel keine Stromnebenkos-
ten zu zahlen haben. 
4.1.8 Übersicht der betrachteten Szenarien 
Um die Auswirkungen von Elektrokesseln sowohl für den Einsatz am Spotmarkt als auch am Regel-
leistungsmarkt zu untersuchen, werden unterschiedliche Szenarien betrachtet. Im Referenzfall gibt 
es keine Elektrokessel (Szenario „Ohne P2H“). Im nächsten Szenario wird zunächst der Fall betrach-
tet, dass es nur zusätzliche Wärmespeicher, aber keine Elektrokessel gibt (Szenario „Nur WS“). Hier-
durch können die Effekte klarer herausgearbeitet werden, da in den Szenarien mit Elektrokessel im-
mer auch ein Wärmespeicher angenommen wurde. In allen weiteren Szenarien wird dann die 
Verfügbarkeit von Elektrokesseln angenommen. Der erste betrachtete Fall ist der Einsatz der Elekt-
rokessel am Spotmarkt, wobei hierfür die angesetzten Stromnebenkosten für den Einsatz der Elekt-
rokessel unterschieden werden. Einerseits wird der Fall betrachtet, dass Elektrokessel 100 Eu-
ro/MWh für den Strombezug zu zahlen haben (Szenario „S 100“), was entsprechend als Kostenterm 
mit in die Zielfunktion eingeht. Andererseits wird der Fall, dass keine weiteren Kosten für den Strom-
bezug anfallen, untersucht (Szenario „S 0“). Weiterhin wird für den Regelleistungsmarkt der Fall be-
trachtet, dass die Elektrokessel nur negative Sekundärregelleistung vorhalten. Auch hierbei werden 
die Strombezugskosten für den Abruf von Regelleistung variiert (Szenarien „R 100“ und „R 0“). Ab-
schließend wird noch untersucht, für welchen Markt sich die Elektrokessel entscheiden, wenn sie 
sowohl am Spotmarkt als auch am Regelleistungsmarkt (wieder negative SRL) teilnehmen können. 
Auch hier werden die Stromnebenkosten variiert (Szenarien „S + R 100“ und „S + R 0“). Tabelle 4-6 







für negative SRL 
Strombezugs-
kosten 
Ohne P2H Nein 0 MWel 0 MWel - 
Nur WS Ja 0 MWel 0 MWel - 
S 100 Ja 1.000 MWel 0 MWel 100 Euro/MWhel 
S 0 Ja 1.000 MWel 0 MWel 0 Euro/MWhel 
R 100 Ja 0 MWel 1.000 MWel 100 Euro/MWhel 
R 0 Ja 0 MWel 1.000 MWel 0 Euro/MWhel 
S + R 100 Ja Auf beiden Märkten zusammen 1.000 MW 100 Euro/MWhel 
S + R 0 Ja Auf beiden Märkten zusammen 1.000 MW 0 Euro/MWhel 
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4.2 Einsatz von Elektrokesseln am Spot- und Regelleistungs-
markt 
Als erstes soll hier ein Vergleich des Einsatzes der Elektrokessel am Spot- und Regelleistungsmarkt er-
folgen. Abbildung 4-10 zeigt hierzu die Volllaststunden je Fernwärmenetz und Szenario. Für den Re-
gelleistungsmarkt wird hierbei noch unterschieden, ob nur Regelleistung vorgehalten wurde oder ob 
auch ein Abruf erfolgte. 
 
Abbildung 4-10: Volllaststunden der einzelnen Elektrokessel am Spotmarkt und Regelleistungsmarkt. Quelle: 
Modellergebnisse 
Im Szenario „S 100“ werden die Elektrokessel aufgrund der hohen Strombezugskosten praktisch nie 
eingesetzt. Lediglich der Elektrokessel in Leipzig erreicht 10 Volllaststunden und verdrängt hier den 
Einsatz des GuDs. Wenn die Strombezugskosten für den Spotmarkteinsatz jedoch wie im Szenario 
„S 0“ wegfallen, werden die Elektrokessel in nennenswertem Umfang eingesetzt und erreichen zwi-
schen 1.050 und 2.140 Volllaststunden. Dabei erreichen die Anlagen in Dresden, Halle und Berlin Ost 
die höchsten Auslastung (2.000 bis 2.140 Volllaststunden), während die Anlage in Leipzig in diesem 
Szenario nur auf 1.050 Volllaststunden kommt. Da in Dresden, Halle und Berlin Ost die KWK-
Erzeugungsstruktur durch (teure) Erdgas-GuD geprägt ist (vgl. Tabelle 4-4), werden die Elektrokessel 
in diesen Netzen stärker eingesetzt. 
In beiden Regelleistungsmarktszenarien ist die Vorhaltung in 8760 Stunden des Jahres für alle Anla-
gen bereits so vorgegeben. Die Abrufe unterscheiden sich jedoch abhängig von den Strombezugskos-
ten. Bei Zahlung von 100 Euro/MWh erreichen die Elektrokessel im Abruf nur zwischen 50 und 220 
Volllaststunden. Ohne diese Strombezugskosten kommen die Anlagen dagegen sogar auf 220 bis 
1.800 Volllaststunden nur durch Regelleistungsabrufe. 
Kann das Modell frei entscheiden, ob die Elektrokessel am Spotmarkt oder am Regelleistungsmarkt 
teilnehmen, so zeigt sich, dass etwa in der Hälfte des Jahres die Anlagen für die Vorhaltung von Re-
gelleistung eingesetzt werden. Lediglich die Anlage in Berlin West hält praktisch das ganze Jahr über 
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negative SRL vor. Da im Vergleich zu den „R“-Szenarien nun in weniger Stunden des Jahres Regelleis-
tung vorgehalten wird, erzielen die Anlagen folglich auch weniger Volllaststunden durch Regelleis-
tungsabrufe. Im Szenario mit Strombezugskosten sind es zwischen 40 und 150 Volllaststunden und 
ohne Strombezugskosten zwischen 220 und 1.010 Volllaststunden. Da die Regelleistungsvorhaltung 
mit dem Spotmarkteinsatz insbesondere in Zeiten geringer Residuallast konkurriert, erreichen die An-
lagen in diesen Szenarien auch weniger Volllaststunden am Spotmarkt im Vergleich zu den „S“-
Szenarien. Konkret sind es zwischen 150 und 1.220 Volllaststunden für den Fall ohne zusätzliche 
Strombezugskosten. Wenn zusätzliche Strombezugskosten zu zahlen sind, werden die Anlagen prak-
tisch gar nicht für den Spotmarkt eingesetzt, nur die Anlage in Leipzig erreicht in diesem Szenario 
fünf Volllaststunden. Die Stunden, in denen die Elektrokessel in den „S + R“-Szenarien an keinem 
Markt teilnehmen, sind die Zeiten mit hoher Residuallast, in denen ausreichend fossil-thermische 
Kraftwerke auch für die Vorhaltung von negativer SRL zur Verfügung stehen. 
Die Unterschiede zwischen den einzelnen Fernwärmenetzen, die durch die unterschiedliche Erzeu-
gungsstruktur resultieren, werden im folgenden Abschnitt näher untersucht. Zuvor soll jedoch am 
Beispiel des Szenarios „S + R 0“ ausgewertet werden, wann die Elektrokessel in welchem Markt ein-
gesetzt werden. In Abbildung 4-11 wird der Anteil der am Spotmarkt vermarkteten Leistung je Stun-
de als Anteil an der gesamten in der Stunde vermarkteten Leistung der Elektrokessel je Jahreszeit für 
das Szenario „S + R 0“ dargestellt. In diesem Szenario ist sowohl der Einsatz am Spot- als auch am Re-
gelleistungsmarkt möglich und aufgrund der Strombezugskosten von 0 Euro/MWh auch grundsätz-
lich in beiden Märkten attraktiv. Es zeigt sich dabei, dass insbesondere im Winter bei hohen negati-
ven Residuallasten in Deutschland der Einsatz am Spotmarkt gewählt wird. Im Sommer bei geringem 
Wärmebedarf wird dagegen stärker am Regelleistungsmarkt teilgenommen. Bei Residuallasten über 
30 GW werden die Elektrokessel nicht mehr am Spotmarkt eingesetzt. 
 
Abbildung 4-11: Anteile der am Spotmarkt vermarkteten Leistung der Elektrokessel je Jahreszeit in Abhän-
gigkeit der Höhe der Residuallast im Szenario „S +R 0“. Quelle: Modellergebnisse 
100 Auswirkungen von Elektrokesseln im Strommarkt im Jahr 2025  
Weiterhin spielt die Dauer, über die eine negative Residuallast vorherrscht, eine Rolle bei der Ent-
scheidung, an welchen Markt teilgenommen wird. Umso länger die Residuallast negativ ist, desto e-
her werden die Elektrokessel am Spotmarkt eingesetzt, um damit die Wärmenachfrage zu decken 
und im Gegenzug die KWK-Anlage abzuschalten. Wenn die Residuallast dagegen nur für kurze Zeit 
negativ ist, werden die Elektrokessel eher am Regelleistungsmarkt eingesetzt, wobei auch hier deut-
liche Unterschiede zwischen den Jahreszeiten auftreten (vgl. Abbildung 4-12). 
 
Abbildung 4-12: Mittlerer Anteil der am Spotmarkt vermarkteten Leistung der Elektrokessel je Jahreszeit in 
Abhängigkeit der Länge des Zeitraums mit negativer Residuallast im Szenario „S +R 0“. Quelle: Modellergeb-
nisse 
4.3 Auswertung der Fernwärmeversorgung in den betrachten 
Netzen 
Im Folgenden soll für die einzelnen betrachteten Fernwärmenetze in Ostdeutschland analysiert wer-
den, wie sich die Wärmebereitstellung durch die Verfügbarkeit der Elektrokessel verändert. Bevor die 
betrachteten Fernwärmenetze einzeln analysiert werden, wird zunächst noch die Summe aller sechs 
Fernwärmenetze ausgewertet. 
4.3.1 Summe aller betrachteten Fernwärmenetze 
Um den vorgegebenen Wärmebedarf in den sechs Fernwärmenetzen zu decken, werden im Szenario 
ohne Elektrokessel 10,4 TWhth durch KWK-Anlagen und die restlichen 4 TWhth durch fossil-befeuerte 
Heizkessel erzeugt (vgl. Abbildung 4-13). Damit erreicht die KWK einen Anteil von 72 % an der Wär-
melastdeckung. Durch die Verfügbarkeit von Wärmespeichern („Nur WS“) erhöht sich die Wärmeer-
zeugung in Summe leicht (rund 0,7 %), um die Verluste des Wärmespeichers auszugleichen. In die-
sem Szenario kann der Anteil der KWK an der Wärmeerzeugung auf knapp 75 % gesteigert werden. 
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Da im Szenario „S 100“ die Elektrokessel aufgrund der hohen Strombezugskosten praktisch nicht lau-
fen, stimmen die Ergebnisse mit dem Szenario „Nur WS“ fast überein. Beim Spotmarkteinsatz der 
Elektrokessel ohne Strombezugskosten sinkt der KWK-Anteil an der Wärmeerzeugung wieder leicht 
auf 74,6 %, während die Elektrokessel insbesondere die fossilen Spitzenlastkessel verdrängen. Beim 
Einsatz der Elektrokessel im Regelleistungsmarkt tragen sie bei hohen Strombezugskosten lediglich zu 
0,8 % zur Wärmebereitstellung bei, können den Anteil durch häufigere Abrufe im Szenario „R 0“ aber 
auf 6,2 % steigern. Im Szenario „S + R 100“ laufen die Elektrokessel am Spotmarkt fast nie und halten 
im Gegensatz zum Szenario „R 100“ auch in weniger Stunden des Jahres Regelleistung vor, so dass ihr 
Anteil hier auch geringer ist als im Szenario „R 100“. Dagegen liegt der Anteil der Elektrokessel im 
Szenario „S + R 0“ noch etwas höher als im Szenario „R 0“, da zwar weniger Regelleistung abgerufen 
wird, da weniger vorgehalten wird, dies wird durch den höheren Spotmarkteinsatz aber überkom-
pensiert. Den höchsten Anteil an der Wärmelastdeckung erreichen die Elektrokessel im Szenario 
„S 0“ mit 11 % bzw. 1,6 TWhth. 
 
Abbildung 4-13: Anteile der einzelnen Technologien an der Fernwärmelastdeckung aller sechs Städte in den 
einzelnen Szenarien. Quelle: Modellergebnisse 
Abbildung 4-14 zeigt die Unterschiede zwischen den Szenarien noch mal deutlicher. Durch die Ver-
fügbarkeit des Wärmespeichers kann die Wärmeerzeugung der KWK-Anlagen gesteigert werden, 
während die Wärmeerzeugung in fossil-befeuerten Heizwerken sinkt. Die KWK-Stromerzeugung sinkt 
in allen Szenarien unterschiedlich stark. Am stärksten sinkt sie im Szenario „S 0“, da die KWK-Anlagen 
hier durch den Einsatz der Elektrokessel in Zeiten negativer Residuallast komplett abgeschaltet wer-
den können. 
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Abbildung 4-14: Veränderungen der KWK-Strom- und -Wärmeerzeugung sowie des Kesseleinsatzes gegen-
über dem Szenario ohne Elektrokessel. Quelle: Modellergebnisse 
4.3.2 Leipzig 
Im Szenario ohne Elektrokessel werden im Leipziger Fernwärmenetz 91 % des Wärmebedarfs in Höhe 
von 1,65 TWh von den KWK-Anlagen gedeckt (vgl. Abbildung 4-15). Dabei wird der überwiegende An-
teil durch das Braunkohlekraftwerk Lippendorf bereitgestellt, während der Anteil des GuD sehr ge-
ring ist, da dieses nur für Nachfragespitzen eingesetzt wird. Der KWK-Anteil kann im Szenario mit 
Wärmespeicher noch auf 92 % gesteigert werden. Durch Einkauf von Strom am Spotmarkt können 
die Elektrokessel 1 GWh (mit Strombezugskosten) bzw. 126 GWh (ohne Strombezugskosten) zur 
Wärmelastdeckung beitragen und verdrängen dabei insbesondere Wärmeerzeugung aus dem Heiz-
werk. Sie erreichen damit einen Anteil von 0,1 % bzw. 7,7 % an der Wärmelastdeckung. In den Szena-
rien mit Einsatz der Elektrokessel am Regelleistungsmarkt erzeugen die Elektrokessel 6 GWh, wenn 
zusätzliche Strombezugskosten zu zahlen sind, bzw. 35 GWh falls keine Strombezugskosten zu zahlen 
sind. Im Szenario „S + R 100“ stellen die Elektrokessel 4,8 GWh an Wärme bereit, wobei davon nur 
etwa 10 % aus dem Spotmarkteinsatz resultieren, da aufgrund der hohen Strombezugskosten über-
wiegend Regelleistung vorgehalten wird. Im Szenario „S + R 0“ ist das umgekehrt und von den 
70 GWh der Elektrokessel stammen nur 25 GWh aus dem Regelleistungsabruf und 45 GWh aus dem 
Spotmarkt. Die Elektrokessel verdrängen überwiegend die Erdgas-Kessel. 
4.3.3 Dresden 
In Dresden ist der Anteil der KWK-Anlagen an der Wärmelastdeckung im Vergleich zu Leipzig deutlich 
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Abbildung 4-15: Anteile der einzelnen Technologien an der Wärmelastdeckung in Leipzig. Quelle: Modeller-
gebnisse 
zeichnet ist (s. Abbildung 4-16). Im Szenario ohne Elektrokessel decken KWK-Anlagen nur 37 % des 
Wärmebedarfs in Höhe von 1,87 TWh. Durch die Verfügbarkeit eines Wärmespeichers steigt der 
KWK-Anteil aber deutlich auf 46 %. Im Szenario „S 100“ laufen die Elektrokessel gar nicht. Dagegen 
können sie im Szenario „S 0“ mit 240 GWh rund 13 % des Bedarfs decken und verdrängen auch hier 
die Heizwerke. In den Szenarien mit Einsatz am Regelleistungsmarkt erreichen die Elektrokessel ei-
nen Anteil von 1 % bzw. 7 % an der Wärmelastdeckung. Im Szenario „S + R 100“ halten die Elekt-
rokessel nur Regelleistung vor und stellen 5,6 GWh Wärme bereit. Im Szenario „S + R 0“ werden die 
Elektrokessel dagegen deutlich häufiger eingesetzt und stellen 101 GWh über den Spotmarkteinsatz 
und 82 GWh durch Regelleistungsabrufe bereit. 
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4.3.4 Halle 
In Halle tragen KWK-Anlagen (GuD-GD und GuD-EK) im Szenario ohne Elektrokessel 50 % zur Deckung 
des Bedarfs von 786 GWh bei. Auch hier kann dieser Anteil durch Wärmespeicher noch mal leicht auf 
52 % gesteigert werden. Der Einsatz der Elektrokessel ist hier vergleichbar mit dem in Dresden. Im 
Szenario „S 100“ werden die Elektrokessel aufgrund der hohen Strombezugskosten nie eingesetzt, 
können im Szenario „S 0“ jedoch 14 % zur Wärmelastdeckung beitragen. Beim Einsatz am Regelleis-
tungsmarkt erreichen sie einen Anteil von 1 % bzw. 11 % der Wärmebedarfsdeckung. Im Szenario 
„S + R 100“ werden sie wie in Dresden ausschließlich für Regelleistung eingesetzt und stellen 
4,8 GWh Wärme bereit. Ohne Strombezugskosten im Szenario „S + R 0“ stellen Elektrokessel über 
den Spotmarkteinsatz 61 GWh und über den Abruf von negativer SRL 38 GWh bereit. Sie verdrängen 
dabei überwiegend das Heizwerk (vgl. Abbildung 4-17). 
 
Abbildung 4-17: Anteile der einzelnen Technologien an der Wärmelastdeckung in Halle. Quelle: Modeller-
gebnisse 
4.3.5 Chemnitz 
In Chemnitz liegt der KWK-Anteil (Braunkohle-Entnahmekondensationskraftwerk) an der Wärmelast-
deckung zwischen 79 % und 85 %, wobei die Elektrokessel neben den Heizwerken auch Wärmeer-
zeugung aus der Braunkohle-gefeuerten KWK-Anlage verdrängen. Die Anteile der Elektrokessel an 
der Wärmelastdeckung liegen ohne Strombezugskosten zwischen 4 % und 9 %, während mit Strom-
bezugskosten von 100 Euro/MWh nur maximal 0,8 % der Wärmelast von dem Elektrokessel gedeckt 
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Abbildung 4-18: Anteile der einzelnen Technologien an der Wärmelastdeckung in Chemnitz. Quelle: Modell-
ergebnisse 
4.3.6 Berlin Ost 
Im Ostteil des Berliner Fernwärmenetzes erreichen die KWK-Anlagen (GuD-GD und GuD-EK) einen 
Anteil von knapp 60 % am Wärmebedarf von 4,6 TWh (vgl. Abbildung 4-19). In den Szenarien ohne 
Strombezugskosten stellen die Elektrokessel zwischen 524 und 621 GWh an Wärme bereit und haben 
damit einen Anteil von bis zu 14 % an der Wärmelastdeckung. In den Szenarien mit hohem Strombe-
zugskosten halten die Elektrokessel nur Regelleistung vor und können über Regelenergieabrufe im 
Szenario „R 100“ 65 GWh bzw. im Szenario „S + R 100“ 43 GWh an Wärme bereitstellen. Während 
die Wärmeerzeugung im unflexiblen Gegendruck-GuD insbesondere im Szenario „S 0“ sinkt, steigt sie 
im flexiblen Entnahme-Kondensations-GuD an. Der Einsatz der Elektrokessel verdrängt jedoch auch 
hier überwiegend die Heizwerke. 
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4.3.7 Berlin West 
Im westlichen Teil des Berliner Fernwärmenetzes liegt der KWK-Anteil (Steinkohle- und GuD-
Entnahmekondensationskraftwerke) mit 95 % im Referenzfall ohne Elektrokessel im Vergleich aller 
betrachteten Fernwärmenetze am höchsten (s. Abbildung 4-20). Durch den Wärmespeicher kann der 
Anteil sogar auf 99 % gesteigert werden. Im Szenario „S 0“ erreichen die Elektrokessel mit 404 GWh 
einen Anteil von 9 % an der Wärmelastdeckung und verdrängen dabei insbesondere die Steinkohle-
KWK. Dies liegt daran, dass die Elektrokessel dann eingesetzt werden, wenn die Residuallast so ge-
ring ist, dass sowieso nur noch die Steinkohle-KWK läuft, da die GuDs hier noch unwirtschaftlicher 
wären. 
 
Abbildung 4-20: Anteile der einzelnen Technologien an der Wärmelastdeckung in Berlin (West). Quelle: Mo-
dellergebnisse 
4.4 Vergleich zwischen KWK-Stromerzeugungssaldo und Re-
siduallast 
Die Verfügbarkeit der Elektrokessel und des Wärmespeichers ermöglichen eine größere Flexibilität 
bei der Wärmelastdeckung und damit eine stromgeführte Fahrweise der KWK-Anlagen. Somit kann 
die Fahrweise der KWK-Anlagen stärker an die jeweilige Residuallastsituation angepasst werden. Wie 
groß dieser Effekt genau ist, soll im Folgenden analysiert werden. Hierfür wurde für jedes Szenario 
eine aggregierte Zeitreihe für alle betrachteten Fernwärmenetze gebildet, die die Stromerzeugung al-
ler KWK-Anlagen aufaddiert. Der Stromverbrauch der Elektrokessel wurde davon subtrahiert, so dass 
nur die Stromerzeugung, die den „Bilanzkreis“ der Fernwärmenetze verlässt („Stromerzeugungssal-
do“), ins Verhältnis zur deutschen Residuallast gesetzt wird. Der Stromverbrauch der Elektrokessel 
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da hier nur die Flexibilität in der Anpassung an die Day-ahead-Stromnachfrage analysiert werden soll. 
Den Vergleich der Punktwolken des Stromerzeugungssaldos und der Residuallast verdeutlicht Abbil-
dung 4-21 für das Szenario ohne Elektrokessel und das Szenario mit dem höchsten Elektrokesselein-
satz („S 0“). Hierbei sieht man insbesondere den Stromverbrauch der Elektrokessel in Zeiten geringer 
Residuallast (etwa ab 20 GW). In Zeiten negativer Residuallast ist der Stromerzeugungssaldo im Sze-
nario „S 0“ deutlich geringer (oft sogar negativ, d. h. es laufen nur noch Elektrokessel und ggf. Gas-
kessel) als im Szenario ohne Elektrokessel. 
 
Abbildung 4-21: Vergleich des Zusammenhangs zwischen KWK-Stromerzeugungssaldo mit der Residuallast 
für die Szenarien ohne Elektrokessel und „S 0“ (jeder Punkt repräsentiert eine Stunde des Jahres). Quelle: 
Modellergebnisse 
Abbildung 4-22 zeigt die Koeffizienten der Regressionsgeraden zwischen Residuallast und dem KWK-
Stromerzeugungssaldo für alle Szenarien. Im Fall ohne Wärmespeicher und Elektrokessel liegt die 
Steigung der Regressionsgeraden bei 0,053 und der Achsenabschnitt beträgt 1.390 MWh. Das bedeu-
tet, dass pro 1 GWh geringerer Residuallast die Stromerzeugung in den sechs betrachteten Fernwär-
menetzen um 53 MWh sinkt. Hierbei wäre bei einer Residuallast von 0 MWh immer noch eine 
Stromerzeugung von 1.390 MWh im Jahresmittel vorhanden. Durch die Verfügbarkeit des Wärme-
speichers nimmt die Steigung minimal zu und der Achsenabschnitt sinkt minimal. Eine höhere Stei-
gung bedeutet hier, dass die Flexibilität steigt, da mehr Leistung nach Bedarf zu- oder abgeschaltet 
werden kann. Ein geringerer Achsenabschnitt entspricht einer Senkung der Must-run-Erzeugung der 
KWK-Anlagen. In den Szenarien mit Elektrokessel erhöht sich die Steigung deutlicher und ist im Sze-
nario „S 0“ mit 0,072 am größten. Der Achsenabschnitt sinkt dagegen durch die Verfügbarkeit der 
Elektrokessel auf nur noch 720 MWh im Szenario „S 0“, was fast einer Halbierung entspricht. Hieraus 
wird deutlich, dass im Szenario „S 0“ der KWK-Stromerzeugungssaldo am besten mit der Residuallast 
korreliert. In den Szenarien mit Regelleistungsvorhaltung verbessert sich der Zusammenhang auch 
leicht, jedoch nicht so stark wie in den Fällen mit Spotmarkteinsatz. Hier profitiert das System nur 
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durch zwischengespeicherte Wärme im Wärmespeicher durch Regelleistungsabrufe, die die Fahrwei-
se der KWK-Anlage in den Folgestunden geringfügig beeinflusst. 
 
Abbildung 4-22: Parameter der Regressionsgraden zwischen Residuallast in Deutschland und Stromerzeu-
gung bzw. Stromverbrauch durch P2H in Fernwärmenetzen. Quelle: Modellergebnisse 
Tabelle 4-7 enthält die genauen Parameter der Regressionsgeraden sowie die Korrelation zwischen 
den Zeitreihen. Während die Korrelation zwischen KWK-Stromerzeugungssaldo und Residuallast im 
Fall ohne Elektrokessel bei 0,766 liegt, steigt sie im Szenario „S 0“ auf 0,78 an. 
Tabelle 4-7: Parameter der Regressionsgraden zwischen Residuallast in Deutschland und Stromerzeugung 
bzw. Stromverbrauch durch P2H in Fernwärmenetzen sowie deren Korrelation. Quelle: Modellergebnisse 
Szenario Ohne P2H Nur WS S 100 S 0 R 100 R 0 S+R 100 S+R 0 
Steigung 0,053 0,054 0,054 0,072 0,054 0,054 0,054 0,060 
Achsenabschnitt 
in MWh 
1.389 1.360 1.357 720 1.351 1.365 1.342 1.163 
Korrelation 0,766 0,767 0,765 0,780 0,761 0,763 0,762 0,775 
4.5 Vorhaltung und Abruf von Regelleistung in Deutschland 
Nachdem der Einsatz der Elektrokessel im Kontext der Fernwärmeversorgung analysiert wurde, soll 
nun detaillierter auf die Veränderungen am Regelleistungsmarkt eingegangen werden. Dabei liegt 
der Fokus auf der negativen SRL, da die Elektrokessel annahmegemäß für diesen Reservetyp einge-
setzt werden. 
4.5.1 Grenzkosten für die Vorhaltung von Regelleistung 
Als erstes sollen hierbei die vom Modell berechneten Grenzkosten für die Vorhaltung von Regelleis-
tung betrachtet werden. Diese entsprechen den Grenzleistungspreisen im heutigen Marktdesign des 
Regelleistungsmarktes und werden vom Modell als Schattenpreise der Bedarfsdeckungsgleichung 
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die betrachteten Szenarien. Im Fall ohne Elektrokessel kostet positive SRL im Mittel 2,74 Euro/MW 
und h. Negative SRL ist dagegen mit 8,49 Euro/MW und h deutlich teurer, weil die Opportunitätskos-
ten fossil-thermischer Must-run-Kraftwerke in Zeiten geringer Residuallast sehr hoch sein können. Da 
positive MRL auch von Gasturbinen aus dem Stillstand angeboten werden kann, liegt der mittlere 
Grenzleistungspreis hier nur bei 0,45 Euro/MW und h. Negative MRL ist etwas günstiger als negative 
SRL mit 5,49 Euro/MW und h. In den Szenarien mit reinem Spotmarkteinsatz der Elektrokessel ändert 
sich an diesen Preisen nicht viel. Nur im Szenario „S 0“ sinken die Leistungspreise für negative Reser-
ve durch den Spotmarkteinsatz der Elektrokessel leicht, da deren Stromnachfrage die Spotmarktprei-
se erhöht und die Opportunitätskosten damit senkt (vgl. Abschnitt 4.8). Werden die Elektrokessel je-
doch für die Vorhaltung von negativer SRL eingesetzt, sinken die mittleren Grenzleistungspreise für 
negative SRL deutlich auf 5,16 Euro/MW und h und für negative MRL auf 4,85 Euro/MW und h. Im 
Szenario „S + R 100“ sind die mittleren Grenzleistungspreise mit den „R“-Szenarien nahezu identisch, 
da die Möglichkeit des Spotmarkteinsatzes aufgrund der hohen Strombezugskosten der Elektrokessel 
praktisch nicht genutzt wird. Im Szenario „S + R 0“ dagegen, sinken die Leistungspreise nicht ganz so 
stark, da die Elektrokessel hier auch für den Spotmarkt eingesetzt werden und damit in geringerem 
Umfang für die Reservevorhaltung zur Verfügung stehen. Der Unterschied zu den „R“-Szenarien ist 
hierbei aber gering. 
 
Abbildung 4-23: Durchschnittliche Grenzleistungspreise für SRL und MRL in den einzelnen Szenarien. Quelle: 
Modellergebnisse 
In Abbildung 4-24 wird für alle Szenarien der jahresmittlere Grenzleistungspreis für negative SRL für 
eine Typwoche als Jahresdurchschnitt dargestellt. Hierbei fällt auf, dass die Leistungspreise in den 
Nachtstunden und insbesondere am Wochenende am höchsten sind. In der Zeit mit der typischer-
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Leistungspreise mit fast 25 Euro/MW und h im Jahresmittel auf49. Diese können in den Szenarien mit 
Elektrokesseln am Regelleistungsmarkt auf 16 bis 18 Euro/MW und h im Mittel gesenkt werden. 
Auch in den Nachtstunden von Montag bis Freitag sinken die hohen Leistungspreise in der Nacht um 
ca. 5 Euro/MW und h, wenn die Elektrokessel am Regelleistungsmarkt teilnehmen. 
 
Abbildung 4-24: Jahresmittlere Grenzleistungspreise je Wochenstunde für negative SRL in den einzelnen Sze-
narien. Quelle: Modellergebnisse 
Im Folgenden soll nun die Vorhaltung von Regelleistung der unterschiedlichen Kraftwerkskategorien 
analysiert werden. Der Fokus liegt dabei auf der negativen Sekundärregelleistung, aber auch die posi-
tive SRL sowie die MRL werden kurz dargestellt. 
4.5.2 Vorhaltung und Abruf von SRL 
Wie Abbildung 4-25 zeigt, unterscheidet sich die Vorhaltung von positiver SRL in den einzelnen Sze-
narien kaum. Den größten Marktanteil haben Erdgaskraftwerke mit über 60 %. Dies liegt an ihrer Fle-
xibilität und an ihrer Position in der Merit Order, die sie für positive Regelleistung prädestiniert. 
Steinkohlekraftwerke erreichen einen Marktanteil von 20 %, Braunkohlekraftwerke nur 5 %, was da-
ran liegt, dass sie aufgrund ihrer geringen Grenzkosten fast das ganze Jahr, abhängig von der jeweili-
gen Residuallast, in Volllast laufen und es nur in Situationen mit geringer Residuallast wirtschaftlich 
ist, positive Reserve aus Teillast vorzuhalten. Pumpspeicherkraftwerke erreichen einen Marktanteil 
von durchschnittlich 13 %. Der Anteil von Heizölkraftwerken ist mit 1 % sehr klein, was daran liegt, 
dass diese Kraftwerke aufgrund ihrer hohen Grenzkosten nur selten am Netz sind. 
                                                          
49
 In Abbildung A-7 im Anhang werden die mittleren Grenzleistungspreise für alle Regelleistungsprodukte im 
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Abbildung 4-25: Marktanteile unterschiedlicher Technologien an der Vorhaltung positiver SRL in den einzel-
nen Szenarien. Quelle: Modellergebnisse 
Beim Abruf von positiver SRL haben Erdgaskraftwerke mit 49 % vor Steinkohlekraftwerken (36 %) den 
größten Marktanteil. Da Kohlekraftwerke geringere Grenzkosten haben, werden diese vorrangig ab-
gerufen. Dies sieht man auch insbesondere am Anteil der Braunkohlekraftwerke, die bei der Vorhal-
tung nur 5 % Marktanteil haben, am Abruf dagegen 14 %. Pumpspeicher erreichen einen Marktanteil 
von 1 %. Heizölkraftwerke werden aufgrund ihrer hohen Grenzkosten praktisch nie abgerufen. 
 
Abbildung 4-26: Marktanteile unterschiedlicher Technologien am Abruf positiver SRL in den einzelnen Szena-
rien. Quelle: Modellergebnisse 
Abbildung 4-27 zeigt die Marktanteile unterschiedlicher Technologien an der Vorhaltung negativer 
SRL in den einzelnen Szenarien. Im Szenario ohne Elektrokessel erreichen Kohlekraftwerke einen 
Marktanteil von 61 %, Erdgaskraftwerke 19 % und Pumpspeicher 20 %. Diese Marktanteile verändern 
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den Szenarien mit Elektrokesseln im Spotmarkteinsatz bleiben diese Marktanteile bestehen. In den 
Szenarien mit Elektrokesseln am Regelleistungsmarkt („R 100“ und „R 0“) erreichen die Elektrokessel 
einen Marktanteil von 39 %, da sie annahmegemäß das ganze Jahr mit der gesamten Leistung von 
1.000 MW vorhalten. Sie verdrängen dabei insbesondere Kohlekraftwerke aus der Vorhaltung. Diese 
erreichen dann nur noch einen Marktanteil von 31 %. Der Marktanteil von Erdgaskraftwerken hal-
biert sich ebenfalls auf 10 %, während der Anteil der Pumpspeicher nur minimal auf 19 % sinkt. Im 
Szenario „S + R 100“, wenn der Optimierung die Auswahl zwischen dem Einsatz der Elektrokessel im 
Spotmarkt oder für die Vorhaltung negativer SRL frei gelassen wird, erreichen die Elektrokessel einen 
Marktanteil von 31 %. Sie halten entsprechend nicht mehr das ganze Jahr mit voller Leistung negative 
SRL vor. Sie verdrängen auch in diesem Szenario überwiegend Kohle- und Erdgaskraftwerke. Im Sze-
nario „S + R 0“, wenn die Strombezugskosten der Elektrokessel auf 0 Euro/MWh heruntergesetzt 
werden, erreichen sie nur noch einen Marktanteil von 29 %. Das liegt daran, dass sie aufgrund der 
günstigen Strombezugskosten in Stunden geringer Residuallast vermehrt auch für den Spotmarkt 
eingesetzt werden und dann nicht zeitgleich negative Regelleistung vorhalten können. Auch hier ver-
drängen sie fossil-thermische Kraftwerke aus der Vorhaltung. 
 
Abbildung 4-27: Marktanteile unterschiedlicher Technologien an der Vorhaltung negativer SRL in den einzel-
nen Szenarien. Quelle: Modellergebnisse 
Wie bei der Vorhaltung unterscheiden sich die Marktanteile der einzelnen Technologien beim Abruf 
negativer SRL zwischen den Szenarien ohne Elektrokessel, nur mit Wärmespeichern und mit Elekt-
rokessel im reinen Spotmarkteinsatz nicht. Braunkohlekraftwerke haben im Abruf einen Marktanteil 
von 13 %. Steinkohlekraftwerke erreichen mit 62 % den mit Abstand größten Marktanteil beim Abruf 
während Erdgaskraftwerke mit 23 % und Pumpspeicher mit 2 % nicht so häufig abgerufen werden. 
Bei den Steinkohlekraftwerken ist der Marktanteil beim Abruf deutlich größer als bei der Vorhaltung, 
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rufen werden. Im Szenario „R 100“ reduziert sich wie oben gezeigt die Vorhaltung von Kohlekraft-
werken deutlich, was entsprechend auch Auswirkungen auf den Abruf hat. Da die Strombezugskos-
ten für Elektrokessel in diesem Szenario mit 100 Euro/MWh jedoch recht hoch ist und es damit am 
teuersten ist, diese Technologie für den Abruf einzusetzen, erreichen die Elektrokessel trotz Markt-
anteil von 39 % an der Vorhaltung beim Abruf nur einen Marktanteil von 4 %. Stattdessen werden 
verstärkt Pumpspeicher (11 %) und auch Braunkohlekraftwerke (28 %) für den Abruf eingesetzt. Im 
Szenario „R 0“ ohne zusätzliche Strombezugskosten der Elektrokessel werden diese entsprechend 
deutlich häufiger abgerufen. Sie erreichen hier einen Marktanteil von 32 % im Abruf. Die Marktantei-
le aller anderen Technologien sinken entsprechend. Kohlekraftwerke haben in diesem Szenario mit 
51 % den geringsten Marktanteil im Abruf. In den Szenarien mit freier Wahl zwischen dem Einsatz 
der Elektrokessel im Spot- oder Regelleistungsmarkt halten sie weniger Regelleistung vor als in den 
reinen Regelleistungsszenarien. Folglich sind die Marktanteile im Abruf mit 3 % bei hohen Strombe-
zugskosten und 19 % ohne Strombezugskosten geringer. Die grundsätzlichen Effekte gleichen aber 
denen in den „R“-Szenarien. 
 
Abbildung 4-28: Marktanteile unterschiedlicher Technologien am Abruf negativer SRL in den einzelnen Sze-
narien. Quelle: Modellergebnisse 
4.5.3 Vorhaltung und Abruf von MRL 
Die Auswirkungen der Elektrokessel auf die Vorhaltung positiver MRL sind wie bei positiver SRL ge-
ring. Abbildung 4-29 zeigt die Marktanteile der einzelnen Technologien. Positive MRL wird zum größ-
ten Teil durch erdgas- oder heizölbefeuerte Gasturbinen aus dem Stillstand vorgehalten. So erreichen 
Erdgas- und Heizölkraftwerke zusammen einen Marktanteil von 78 %. Kohlekraftwerke erreichen ei-
nen Marktanteil von 14 %, wobei Braunkohlekraftwerke aufgrund ihrer Position in der Merit Order 
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Abbildung 4-29: Marktanteile unterschiedlicher Technologien an der Vorhaltung positiver MRL in den einzel-
nen Szenarien. Quelle: Modellergebnisse 
Was den Abruf von positiver MRL angeht, so sind die Unterschiede zwischen den Szenarien gering, da 
sich die Vorhaltung ja auch nur geringfügig unterscheidet. Auch hier werden für den Abruf eher 
Technologien mit niedrigeren Grenzkosten (zuerst Braunkohle-, dann Steinkohlekraftwerke) einge-
setzt. So erreichen Kohlekraftwerke einen Marktanteil von 43 % und Erdgaskraftwerke von 54 %. Der 
Anteil von Heizölkraftwerken und Pumpspeichern ist mit 1 % bzw. 2 % gering. 
 
Abbildung 4-30: Marktanteile unterschiedlicher Technologien am Abruf positiver MRL in den einzelnen Sze-
narien. Quelle: Modellergebnisse 
Bei der negativen MRL sind die Veränderungen zwischen den Szenarien gering (s. Abbildung 4-31), da 
angenommen wurde, dass die Elektrokessel nur am Markt für negative SRL teilnehmen. Kohlekraft-
werke erreichen hier mit 55 % den größten Marktanteil. Pumpspeicher haben einen Marktanteil von 
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Elektrokessel am Regelleistungsmarkt sinkt der Marktanteil von Braunkohlekraftwerken geringfügig, 
während der Anteil von Erdgaskraftwerken leicht steigt. Obwohl die Elektrokessel nur für negative 
SRL eingesetzt werden, gibt es hier eine Rückwirkung auch auf die negative MRL. Durch die Vorhal-
tung negativer SRL durch die Elektrokessel kann in diesen Szenarien das Laufen von Braunkohle-
kraftwerken in Zeiten geringer Residuallast reduziert werden und wenn die Anlagen nicht mehr lau-
fen, da sie keine negative SRL mehr vorhalten müssen, können sie entsprechend auch in diesen 
Zeiten keine negative MRL vorhalten. Gleichzeitig werden auch Steinkohle- und Erdgaskraftwerke bei 
der Vorhaltung negativer SRL durch die Elektrokessel verdrängt, so dass diese dann freie Kapazitäten 
für negative MRL haben und den ursprünglichen Anteil der Braunkohleanlagen übernehmen können. 
Hierbei handelt es sich in Zeiten mit geringer Residuallast um KWK-Anlagen, die dann noch laufen, 
während Kondensationskraftwerke schon weitgehend abgeschaltet sind. 
 
Abbildung 4-31: Marktanteile unterschiedlicher Technologien an der Vorhaltung negativer MRL in den ein-
zelnen Szenarien. Quelle: Modellergebnisse 
Beim Abruf von negativer Minutenreserve haben Kohlekraftwerke mit 72 % den überwiegenden 
Marktanteil. Erdgaskraftwerke erreichen hier 24 % Marktanteil und werden wegen ihrer hohen vari-
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Abbildung 4-32: Marktanteile unterschiedlicher Technologien am Abruf negativer MRL in den einzelnen Sze-
narien. Quelle: Modellergebnisse 
4.6 Veränderung der Stromerzeugung 
4.6.1 Deutschland 
Abbildung 4-33 zeigt die Stromerzeugung (nach dem Abruf von Regelenergie) von fossil-thermischen 
Kraftwerken und erneuerbaren Energien in Deutschland für das Szenario ohne Elektrokessel als Jah-
ressumme. Da 2025 annahmegemäß keine Kernkraftwerke mehr in Deutschland in Betrieb sind, lau-
fen Braunkohlekraftwerke in der Grundlast. Im Szenario ohne Elektrokessel erzeugen sie 88 TWh. 
Steinkohlekraftwerke haben mit 109 TWh den größten Anteil unter den fossil-thermischen Kraftwer-
ken, während Erdgaskraftwerke, die aufgrund der angenommenen Brennstoffpreise in der Merit Or-
der (vgl. Abbildung A-6 im Anhang) hinter den Steinkohlekraftwerken liegen, nur auf 51 TWh kom-
men. Heizölkraftwerke laufen nur sehr selten und erreichen 1,6 TWh und Pumpspeicher 1,7 TWh. 
Industriekraftwerke bzw. wärmegeführte dezentralen KWK-Anlagen erzeugen 64 TWh. Erneuerbare 
Energien tragen mit 282 TWh zur Stromlastdeckung bei. Hierbei wird von der maximal möglichen Er-
zeugung 2,8 TWh marktbedingt abgeregelt. Dies entspricht 1,26% der möglichen Erzeugung von 
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Abbildung 4-33: Stromerzeugung in Deutschland im Szenario ohne Elektrokessel. Quelle: Modellergebnisse 
Die Veränderungen der Stromerzeugung zwischen den einzelnen Szenarien gegenüber dem Szenario 
ohne Elektrokessel sind in Abbildung 4-34 dargestellt. Im Szenario, in dem lediglich zusätzliche Wär-
mespeicher installiert sind, sinkt die Stromerzeugung in fossil-thermischen Kraftwerken leicht. Dafür 
können EE knapp 220 GWh mehr erzeugen, indem die marktbedingte Abregelung reduziert wird. Im 
Szenario mit Elektrokesseln im Spotmarkteinsatz mit Strombezugskosten von 100 Euro/MWh 
(„S 100“) sind die Veränderungen relativ ähnlich, nur sinkt die Erzeugung in Braunkohlekraftwerken 
noch minimal stärker ab und die Erzeugung in Erdgaskraftwerken sinkt etwas weniger stark. Im Sze-
nario „S 0“, in dem Elektrokessel ohne Strombezugskosten Strom aus dem Spotmarkt beziehen kön-
nen, steigt die Stromerzeugung von Braunkohlekraftwerken etwas an (52 GWh). Gleichzeitig sinkt die 
Erzeugung in Steinkohlekraftwerken um knapp 150 GWh. Erneuerbare Energien können hier 590 
GWh mehr erzeugen. Durch den Einsatz von Elektrokesseln im Regelleistungsmarkt kommt es hinge-
gen zu deutlich größeren Veränderungen bei den Kohlekraftwerken. Hier ist es in beiden „R“-
Szenarien so, dass die Stromerzeugung in Kohlekraftwerken deutlicher abnimmt. Im Szenario mit ho-
hen Strombezugskosten sinkt die Erzeugung in Braunkohlekraftwerken um 500 GWh und in Steinkoh-
lekraftwerken um 1.750 GWh. Im Szenario „R 0“ fallen die Veränderungen etwas geringer aus und 
liegen in Bezug auf die Kohlekraftwerke etwa auf dem gleichen Niveau wie im Szenario „S + R 100“. 
Beim Szenario „S + R 0“ fällt auf, dass während die Erzeugung in Steinkohlekraftwerken in der glei-
chen Größenordnung sinkt wie in den anderen Regelleistungsmarktszenarien, die Erzeugung in 
Braunkohlekraftwerken aber gegenüber dem Referenzszenario ohne Elektrokessel nahezu unverän-
dert ist. Während in den reinen Regelleistungsmarktszenarien die Mehrerzeugung der EE mit 560 bis 
570 GWh in der Größenordnung wie im Szenario „S 0“ liegt, steigt die Mehrerzeugung in den Szena-
rien, in denen Elektrokessel an beiden Märkten teilnehmen können, noch mal deutlich auf fast 2 TWh 
an. In diesen Szenarien sinkt die marktbedingte Abregelung von EE damit auf 0,4 % der maximal mög-
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Abbildung 4-34: Veränderung der Stromerzeugung in Deutschland in den einzelnen Szenarien gegenüber 
dem Szenario ohne Elektrokessel. Quelle: Modellergebnisse 
Wie Abbildung 4-35 zeigt, werden im Szenario ohne Elektrokessel im Maximum etwa 27 GW abgere-
gelt. Die Abregelung betrifft 310 Stunden im Jahr, wobei sie in 200 Stunden geringer als 10 GW ist. 
Wie oben dargestellt, verringert sich die Abregelung durch den Einsatz der Elektrokessel, was auch in 
der Dauerlinie erkennbar ist. So sinkt die maximale Abregelung von 26 GW auf 14 GW deutlich ab. 
 
Abbildung 4-35: Dauerlinien der Abregelung von EE-Strom in Deutschland. Quelle: Modellergebnisse 
4.6.2 Ausland 
In Abbildung 4-36 wird die Jahresstromerzeugung aller modellierten europäischen Länder ohne 
Deutschland für das Szenario ohne Elektrokessel dargestellt. Im Fall ohne Elektrokessel kommt der 
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teil von Kohlekraftwerken (114 TWh Braunkohle, 192 TWh Steinkohle) ist etwas kleiner als der Anteil 
der Erdgaskraftwerke mit 411 TWh. Heizölkraftwerke laufen mit 0,6 TWh fast nie. Erneuerbare Ener-
gien haben mit 1.080 TWh einen Anteil von 43 % an der Stromerzeugung. 
 
Abbildung 4-36: Stromerzeugung im europäischen Ausland im Szenario ohne Elektrokessel. Quelle: Modell-
ergebnisse 
In Abbildung 4-37 werden die Differenzen der Erzeugung gegenüber dem Szenario ohne Elektrokessel 
dargestellt. In allen Szenarien steigt die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien an. Während in 
den Szenarien „Nur WS“ und „S 100“ die marktbedingte Abregelung um 590 bis 640 GWh reduziert 
werden kann, sinkt sie in den Szenarien „S 0“ sowie den reinen Regelleistungsmarktszenarien 
(„R 100“ und „R 0“) bereits um mehr als 1 TWh. Die größte Senkung der Abregelung ist in den Szena-
rien „S + R 100“ und „S + R 0“ mit rund 4 TWh möglich. Hier kann die marktbedingte Abregelung von 
0,23 % auf 0,11 % halbiert werden. 
In allen betrachteten Szenarien steigt die Stromerzeugung in Kernkraftwerken an. Während im Sze-
nario „S 100“ die Erzeugung in Kernkraftwerken nur um 334 GWh steigt, erhöht sie sich im Szenario 
„S + R 0“ mit 894 GWh am stärksten. Bei den Kohlekraftwerken sinkt die Erzeugung in den Szenarien 
mit reinem Spotmarkteinsatz leicht. Lediglich in den Szenarien mit Einsatz der Elektrokessel am Re-
gelleistungsmarkt gibt es einen Anstieg der Erzeugung in Kohlekraftwerken zur Kompensation des ge-
ringeren Stromimportes aus Deutschland (vgl. Abschnitt 4.7). So steigt im Szenario „S + R 0“ die Er-
zeugung in Braunkohlekraftwerken um 121 GWh, was aber auch nur 0,1 % an der Jahreserzeugung 
ausmacht. Auffällig ist noch, dass in allen Szenarien die Stromerzeugung in Erdgaskraftwerken relativ 
stark zwischen 480 und 780 GWh sinkt, was einer Veränderung von 0,1 % bis 0,2 % an deren Strom-
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Abbildung 4-37: Veränderung der Stromerzeugung im europäischen Ausland gegenüber dem Szenario ohne 
Elektrokessel. Quelle: Modellergebnisse 
4.7 Stromex- und -importe von Deutschland 
Im Referenzszenario ohne Elektrokessel importiert Deutschland 67 TWh Strom und exportiert mit 
118 TWh doppelt so viel. Wie Abbildung 4-38 zeigt, steigen die Stromexporte aus Deutschland in den 
Szenarien mit Wärmespeicher und „S 100“ um 113 GWh bzw. 167 GWh leicht an, während die Im-
porte ebenfalls leicht um 294 GWh bzw. 205 GWh steigen. Bei allen anderen Szenarien steigen die 
Importe deutlicher (520 bis 1.030 GWh) an, während die Exporte sinken. Insbesondere im Szenario 
„S + R 0“ sinken die Exporte mit 930 GWh am stärksten. Die größte Senkung des Exportes im Szenario 
„S + R 0“ resultiert daraus, dass in diesem Fall in Zeiten geringer Residuallast durch den Einsatz der 
Elektrokessel am Spotmarkt Stromüberschüsse in die Wärmeversorgung integriert werden können 
und gleichzeitig die Must-run Stromerzeugung von Kraftwerken für negative Regelleistung verringert 
werden kann. Dieser wegfallende Stromimport aus Deutschland wird, wie im vorigen Abschnitt gese-
hen, überwiegend mit Erzeugung von EE oder Kernkraftwerken kompensiert. 
4.8 Preise am Day-ahead Spotmarkt 
In Abbildung 4-39 sind die durchschnittlichen Preise am Day-ahead-Markt der einzelnen modellierten 
Länder für das Szenario ohne Elektrokessel dargestellt. In Deutschland kostet Strom am Großhan-
delsmarkt entsprechend im Jahresmittel 41,68 Euro/MWh. Damit ist Strom in Deutschland nach Finn-
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Abbildung 4-38: Veränderung von Stromex- und -import Deutschlands in den einzelnen Szenarien gegenüber 
dem Fall ohne Elektrokessel. Quelle: Modellergebnisse 
 
Abbildung 4-39: Jahresdurchschnittlicher Day-ahead Spotmarktpreis in den einzelnen europäischen Ländern 
im Szenario ohne Elektrokessel. Quelle: Modellergebnisse 
Wie Abbildung 4-40 zeigt, ist der Einfluss der 1.000 MW Elektrokessel auf die durchschnittlichen 
Spotmarktpreise in den betrachteten Szenarien eher gering. In den meisten Ländern verändert sich 
der Jahresmittelwert nur um weniger als 0,20 Euro/MWh. In fast allen Ländern und Szenarien kommt 
es zu einem leichten Anstieg der durchschnittlichen Preise. In Deutschland erhöht sich der mittlere 
Spotpreis in den Szenarien mit Wärmespeicher bzw. „S 100“ um 0,05 bzw. 0,06 Euro/MWh. Die Aus-
wirkungen in den Szenarien „S 0“ und „R 100“ sind mit 0,40 Euro/MWh schon größer. Der höchste 
Anstieg ist in Szenarien „S + R 100“ und „S + R 0“ mit 0,44 Euro/MWh. Dieser preissteigernde Effekt 
ist einerseits auf die zusätzliche Stromnachfrage der Elektrokessel zurückzuführen und andererseits 
auf das Abschalten von (billigen) Must-run-Kraftwerken, die in Zeiten geringer Residuallast vom Netz 
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dere des Einsatzes von erdgasgefeuerten Heizwerken zu einer Verlagerung von Kosten für die Fern-
wärmelastdeckung zwischen den Sektoren Strom und Wärme. Im Ausland steigen die Preise dagegen 
durch die geringeren Stromimporte aus Deutschland, die durch Erzeugung in eigenen Kraftwerken 
kompensiert werden muss. 
 
Abbildung 4-40: Veränderung der jahresdurchschnittlichen Day-ahead Spotmarktpreise in den einzelnen eu-
ropäischen Ländern im Vergleich zum Szenario ohne Elektrokessel. Quelle: Modellergebnisse 
Der oben erwähnte Anstieg der Spotpreise resultiert insbesondere aus einem Preisanstieg in Stunden 
geringer Residuallast, da Elektrokessel hier als zusätzliche Stromnachfrager auftreten. Dies ist in Ab-
bildung 4-41 für Deutschland für alle Szenarien durch den Ausschnitt der Preisdauerlinie für die 
Stunden des Jahres mit den geringsten Preisen dargestellt. Im Szenario ohne Elektrokessel sind in 
mehr als 700 Stunden die Spotmarktpreise kleiner oder gleich 0 Euro/MWh und davon in 380 Stun-
den negativ. In den Szenarien nur mit Wärmespeicher und „S 100“, in dem die Elektrokessel aufgrund 
der hohen Strombezugskosten praktisch nicht laufen, verändern sich die Spotpreise fast nicht. Im 
Szenario „S 0“, in dem Elektrokessel in relevantem Umfang als zusätzliche Stromnachfrager auftre-
ten, steigen die Preise in den entsprechenden Stunden an, so dass nur noch 330 Stunden mit negati-
ven Preisen auftreten. Der Verlauf der Dauerlinie in den Regelleistungsmarktszenarien („R“-Szenarien 
und auch „S +R“-Szenarien) ist dem Verlauf im Szenario „S 0“ relativ ähnlich. Auch hier werden die 
Stunden mit negativen Spotmarktpreisen auf etwa 340 reduziert. Die Elektrokessel wirken sich dabei 
jedoch nicht ausschließlich auf die Preise in Stunden mit negativen Spotmarktpreisen aus, sondern 
erhöhen die Preise durch ihre zusätzliche Stromnachfrage auch in Stunden mit geringen Preisen bis 
















































 Auswirkungen von Elektrokesseln im Strommarkt im Jahr 2025 123 
 
Abbildung 4-41: Dauerlinien der Spotmarktpreise in Deutschland (1760 Stunden mit den niedrigsten Preisen). 
Quelle: Modellergebnisse 
4.9 Ökonomische Bewertung der Szenarien 
Im Folgenden sollen die Änderungen, die sich durch den Einsatz der Elektrokessel in der Fernwärme-
versorgung ergeben, monetär bewertet werden. Zuerst werden die notwendigen Investitionskosten 
für die 1.000 MWel Elektrokessel und die zugehörigen Wärmespeicher abgeschätzt. Anschließend 
werden die systemischen Kosteneinsparungen aus volkswirtschaftlicher Perspektive zwischen den 
Szenarien verglichen, bevor aus betriebswirtschaftlicher Sichtweise des jeweiligen Fernwärmeversor-
gers die Investitionen auf ihre Wirtschaftlichkeit hin untersucht werden. 
4.9.1 Investitionskosten 
Bei den Wärmespeichern wird von drucklosen Speichern ausgegangen, deren spezifische Kosten nach 
Kraft (2016) zwischen 300 und 700 Euro/m³ liegen (abhängig davon, ob es 1- oder 2-Zonenspeicher 
sind). Hier werden 9.000 Euro/MWhth als spezifische Investitionskosten angesetzt, was im mittleren 
Bereich liegt50, und von einer wirtschaftlichen Nutzungsdauer von 20 Jahren ausgegangen. Eine staat-
liche Förderung für die Wärmespeicher, wie sie im heutigen KWK-G verankert ist, wurde hier nicht 
mit einberechnet. Für die Elektrokessel wird gemäß den in Abbildung 2-14 dargestellten Projektkos-
ten von spezifischen Investitionskosten von 100 Euro/kWel ausgegangen, da es sich um größere und 
damit spezifisch günstige Anlagen handelt. Es wird eine wirtschaftliche Nutzungsdauer von 10 Jahren 
angenommen. Die annuitätischen Kosten betragen bei einem Zinssatz von 7 % damit 14,2 Mio. Euro 
für die 1.000 MWel Elektrokessel und 8,3 Mio. Euro für die 9.800 MWhth Wärmespeicher. In Tabelle 
4-8 werden die Investitionskosten je Fernwärmenetz dargestellt. 
                                                          
50
 Zwar werden relativ große Wärmespeicher modelliert, die spezifisch günstiger sein sollten, allerdings hängen 
die Investitionskosten auch stark von lokalen Standortbedingungen ab, so dass hier konservativ von Kosten im 
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Investitionskosten in Euro Annuitätische Kosten in Euro/Jahr 
Elektrokessel Wärmespeicher Elektrokessel Wärmespeicher 
Leipzig 12.000.000 10.584.000 1.708.530 999.055 
Dresden 12.000.000 10.584.000 1.708.530 999.055 
Halle 5.000.000 4.410.000 711.888 416.273 
Chemnitz 7.000.000 6.174.000 996.643 582.782 
Berlin Ost 30.000.000 26.460.000 4.271.325 2.497.637 
Berlin West 34.000.000 29.988.000 4.840.835 2.830.655 
Summe 100.000.000 88.200.000 14.237.750 8.325.456 
4.9.2 Volkswirtschaftliche Perspektive 
Im Folgenden sollen die Unterschiede der Szenarien in Bezug auf die variablen Kosten der Strom- und 
Fernwärmeversorgung dargestellt werden. Dabei werden die im Modell abgebildeten und optimier-
ten variablen Kosten für Brennstoff und CO2-Emissionszertifikate den fix angenommenen Investiti-
onskosten für Wärmespeicher oder Elektrokessel gegenübergestellt. 
Im Referenzszenario ohne Elektrokessel belaufen sich die im Modell abgebildeten Kosten für die 
Strom- und Fernwärmeversorgung in Deutschland auf 11 Mrd. Euro in Summe über das Jahr 2025. 
Dies setzen sich aus 10,75 Mrd. Euro für die variablen Kosten des Kraftwerksbetriebs, 110 Mio. Euro 
an Startkosten von Kraftwerken sowie 150 Mio. Euro an Kosten für fossile Heizkessel in den betrach-
teten Fernwärmenetzen zusammen. Die Kosten im Ausland liegen summiert über alle modellierten 
Länder bei 50,7 Mrd. Euro. Im Szenario mit Wärmespeichern sinken die variablen Kosten in Deutsch-
land um 18 Mio. Euro und im Ausland um 36 Mio. Euro (Abbildung 4-42). Damit kann in der Gesamt-
betrachtung aller Länder einschließlich der annuitätischen Investitionskosten eine Einsparung in Hö-
he von 46 Mio. Euro erreicht werden. Im Szenario „S 100“ sind die Änderungen bei den variablen 
Kosten identisch, jedoch reduzieren hier die höheren Investitionskosten die Gesamtersparnis auf 
29 Mio. Euro. Im Szenario „S 0“ sinken die variablen Kosten sowohl in Deutschland (-57 Mio. Euro) als 
auch im Ausland (-28 Mio. Euro) deutlich stärker. In den Szenarien mit Regelleistungsmarkteinsatz 
sind die gesamten Kosteneinsparungen mit 67 bis 73 Mio. Euro noch größer, wobei die größte Kos-
tenreduktion im Szenario „S + R 0“ mit insgesamt 73 Mio. Euro erreicht worden ist. In diesen Szenari-
en sind die Einsparungen an variablen Kosten in Deutschland größer als in den reinen Spotmarktsze-
narien und im Ausland geringer. In den „S + R“-Szenarien steigen die Kosten im Ausland durch den 
reduzierten Stromexport aus Deutschland auch leicht an. Somit rechnet sich die Investition in Wär-
mespeicher und Elektrokessel in allen Szenarien aus volkswirtschaftlicher Perspektive, wobei in den 
Szenarien ohne Strombezugskosten die Gesamteinsparungen jeweils größer als in den Szenarien mit 
Strombezugskosten sind. 
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Abbildung 4-42: Vergleich zwischen der Änderung der variablen Kosten für die Strom- und Fernwärmelastde-
ckung in Deutschland und die Stromlastdeckung im Ausland und den Investitionskosten (Werte größer 0 ent-
sprechen einer Kostenerhöhung, Werte kleiner 0 einer Kostensenkung). Quelle: Modellergebnisse 
4.9.3 Betriebswirtschaftliche Perspektive 
Nachdem im vorigen Abschnitt die volkswirtschaftliche Vorteilhaftigkeit der Investition in Wärme-
speicher und Elektrokessel dargelegt wurde, soll nun überprüft werden, ob sich die Investitionen aus 
Sicht eines Fernwärmeversorgers auch betriebswirtschaftlich rechnen. Hierzu werden für jedes Sze-
nario die Kosten und Erlöse für jedes Fernwärmenetz saldiert. Zu den Kosten zählen an dieser Stelle 
die annuitätischen Investitionskosten für die jeweiligen Wärmespeicher und Elektrokessel, die variab-
len Kosten für Brennstoffe der Kraftwerke (inkl. Startkosten) und Heizwerke sowie auch die Spot-
marktkosten51 und Stromnebenkosten der Elektrokessel. Als Erlöse zählen die Stromerlöse der KWK-
Anlagen am Spotmarkt sowie für KWK-Anlagen und Elektrokessel52 noch Erlöse aus Leistungspreisen 
am Regelleistungsmarkt. Erlöse aus Arbeitspreisen werden hier nicht berücksichtigt, da diese so mo-
delliert sind, dass sie die Abrufkosten jeweils genau decken. Erlöse aus dem Fernwärmeabsatz wer-
den nicht separat berechnet, da sich diese aufgrund des in allen Szenarien gleich hoch angenommen 
Wärmebedarfs nicht unterscheiden. Für die Berechnung werden die aus der Optimierung bestimm-
ten Fahrpläne und Reservevorhaltungen der Kraftwerke herangezogen. Der Spotmarktpreis (s. Ab-
schnitt 4.8) und die Grenzleistungspreise (s. Abschnitt 4.5.1) werden ebenfalls für die jeweiligen Sze-
narien aus den Modellergebnissen verwendet. Für die Auswertung wird vereinfachend 
                                                          
51
 Im Fall von negativen Spotmarktpreisen wären die Spotmarktkosten entsprechend negativ. 
52
 Mögliche Kosten für die Präqualifikation der Elektrokessel für den Regelleistungsmarkt werden hier nicht be-
rücksichtigt. Außerdem wird davon ausgegangen, dass die Vermarktung der Elektrokessel keine Zusatzkosten 
verursacht, da auch für die KWK-Anlagen davon ausgegangen wird, dass die notwendigen Marktzugänge vor-
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angenommen, dass die jeweiligen KWK-Anlagen und Heizwerke alle dem Fernwärmeversorger gehö-
ren53. 
In Abbildung 4-43 werden die absoluten Veränderungen der Gewinne für die einzelnen Fernwärme-
versorger durch die Investition in Wärmespeicher und Elektrokessel dargestellt. Es zeigt sich, dass 
sich lediglich in Leipzig und Dresden eine geringe Gewinnsteigerung durch den Einsatz eines Wärme-
speichers einstellt54. In allen anderen Städten führt die Investition in einen Wärmespeicher zu einer 
Senkung der Gewinne. Durch die heute bestehende Förderung von Wärmespeichern im Rahmen des 
KWK-G, die nicht einberechnet wurde, würde sich die Situation jedoch noch verbessern. Da im Szena-
rio „S 100“ durch die hohen Stromnebenkosten kaum Unterschiede im Kraftwerkseinsatz gegenüber 
dem Szenario „Nur WS“ bestehen, gleichzeitig aber zusätzliche Investitionskosten für die Elektrokes-
sel anfallen, ist in diesem Szenario bei allen Städten eine Gewinnsenkung festzustellen, die in Berlin 
aufgrund der hohen, ungenutzten Elektrokesselleistung am größten ist. Hier bestünde aus betriebs-
wirtschaftlicher Perspektive entsprechend kein Investitionsanreiz. Anders ist das im Szenario „S 0“. 
Hier ist bei allen Städten eine Gewinnsteigerung durch den Betrieb der Elektrokessel möglich. In den 
Szenarien mit Einsatz der Elektrokessel am Regelleistungsmarkt steigen die Gewinne in den einzelnen 
Städten sogar noch stärker und sind in den Szenarien ohne Stromnebenkosten jeweils höher als in 
den Szenarien mit Stromnebenkosten. Diese Resultate decken sich auch mit den Erkenntnissen ande-
rer Autoren (vgl. Abschnitt 2.5). 
 
Abbildung 4-43: Gewinnänderung in den einzelnen Fernwärmenetzen aus betriebswirtschaftlicher Perspekti-
ve in den jeweiligen Szenarien (Werte größer 0 entsprechen einer Gewinnsteigerung, Werte kleiner 0 einer 
Gewinnsenkung). Quelle: Modellergebnisse 
                                                          
53
 Im Fall von Leipzig ist dies nicht zutreffend, da das innerstädtische GuD zwar den Leipziger Stadtwerken ge-
hört, die Braunkohle-KWK-Anlagen Lippendorf Block R und S gehören jedoch Vattenfall bzw. EnBW. Mit diesen 
besteht ein Wärmeliefervertrag. 
54
 In beiden Städten sind auch bereits heute Wärmespeicher installiert (s. Tabelle 2-1). Für eine bessere Ver-










Nur 100 0 100 0 100 0

























 Auswirkungen von Elektrokesseln im Strommarkt im Jahr 2025 127 
Da die absolute Höhe der Gewinnänderung auch durch die Größe des Fernwärmesystems beeinflusst 
wird, soll in Abbildung 4-44 die statische Amortisationszeit in den einzelnen Netzen verglichen wer-
den. Diese wurde aus den Gesamtinvestitionskosten geteilt durch den jährlichen Mehrgewinn be-
rechnet. Wie oben bereits gezeigt, sind hier die statischen Amortisationszeiten in den Szenarien 
„Nur WS“ und „S 100“ sehr hoch und die Investition daher nicht wirtschaftlich. Bei den Szenarien 
„S 0“ und den Szenarien mit Einsatz am Regelleistungsmarkt liegen die Amortisationszeiten dagegen 
bei maximal 7,3 Jahren. Im Mittel liegen sie sogar bei 3 bis 4 Jahren und sind in Dresden und Berlin 
Ost am niedrigsten und in Chemnitz am höchsten. 
 
Abbildung 4-44: Statische Amortisationszeit der Investition in Wärmespeicher und Elektrokessel in den ein-
zelnen Fernwärmenetzen je Szenario. Quelle: Modellergebnisse 
4.10 Veränderungen der CO2-Emissionen 
In Abbildung 4-45 ist dargestellt, wie sich die CO2-Emissionen
55 des Kraftwerksparks in Deutschland 
sowie den anderen modellierten Ländern inklusive der Emissionen von fossilen Heizkessel in den be-
trachteten Fernwärmenetzen in den einzelnen Szenarien verändern. Im Referenzszenario ohne Elekt-
rokessel belaufen sich die CO2-Emissionen auf 195,3 Mio. t in Deutschland und 431 Mio. t im Ausland. 
Im Szenario mit Wärmespeichern verringern sich die CO2-Emissionen über alle Länder zusammen um 
nur 0,11 % (s. Abbildung 4-45). Im Szenario „S 100“ sind die Veränderungen identisch. Auch im Sze-
nario „S 0“ sinken die CO2-Emissionen in etwa der gleichen Größenordnung (-0,14 %), wobei aber in 
                                                          
55
 Die Angaben zu den CO2-Emissionen umfassen nur die Emissionen von Anlagen, deren Betrieb durch das 
Modell optimiert wird. Dies umfasst fossil-thermische Kraftwerke der öffentlichen Versorgung aber nicht In-
dustriekraftwerke und dezentrale KWK-Anlagen, die als unflexible Must-run-Einspeisung modelliert sind. Wei-
terhin umfassen sie zusätzlich die Emissionen der Heizwerke in den Fernwärmenetzen, die in den Szenarien mit 
Elektrokessel ausgestattet wurden, nicht aber die Emissionen der Heizwerke in allen anderen Fernwärmenet-
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Deutschland ein größerer Rückgang zu verzeichnen ist. Die größte Reduktion der CO2-Emissionen ist 
jedoch im Szenario „R 100“ mit 0,32 % erreicht worden. Dabei sinken die CO2-Emissionen in Deutsch-
land um 1,8 Mio. t und im Ausland um 0,2 Mio. t. Im Szenario „R 0“ ist die Reduktion der CO2-
Emissionen immer noch deutlich (-0,25 %), fällt jedoch im Vergleich zum Szenario „R 100“ etwas ge-
ringer aus. Das liegt daran, dass durch die hohen Abrufpreise der Elektrokessel im Szenario „R 100“ 
häufiger negative SRL von Braunkohlekraftwerken und Pumpspeichern abgerufen wird als im Szena-
rio „R 0“ (s. Abbildung 4-28), was beides senkend auf die CO2-Emissionen wirkt. Beim kombinierten 
Einsatz der Elektrokessel im Spotmarkt und im Regelleistungsmarkt sinken die CO2-Emissionen bei 
Strombezugskosten von 100 Euro/MWh um 0,32 % nur minimal weniger als im Szenario „R 100“. Bei 
dem Szenario „S + R 0“ ist die Reduktion mit 1,3 Mio. t dagegen nicht ganz so groß. In diesem Szena-
rio steigen die Emissionen im Ausland auch minimal an, da der geringere Stromimport aus Deutsch-
land auch durch Erzeugung in eigenen fossil-thermischen Kraftwerken kompensiert werden muss. 
 
Abbildung 4-45: Veränderung der CO2-Emissionen in Deutschland und im Ausland. Quelle: Modellergebnisse 
Als Fazit lässt sich festhalten, dass der Einsatz der Elektrokessel in Deutschland sowohl im Spotmarkt 
als auch im Regelleistungsmarkt zu einer Reduktion der CO2-Emissionen führen kann
56. Dabei treten 
die größten Reduktionen in den Szenarien mit Einsatz am Regelleistungsmarkt und hohen Strombe-
zugskosten auf. 
Die oben berechnete absolute CO2-Emissionsreduktion soll nun noch in eine spezifische Größe für die 
CO2-Vermeidung durch den Elektrokesseleinsatz umgerechnet werden. Um den Effekt der Wärme-
speicher herauszurechnen, wurden dabei die vermiedenen Emissionen des Szenarios „Nur WS“ von 
                                                          
56
 Durch das europaweite Emissionshandelssystem (ETS) wird der gesamte Ausstoß an Treibhausgasen durch 
die Anzahl verfügbarer Zertifikate begrenzt, so dass es in der Realität im Zweifelsfall nicht zu einer Senkung der 
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den anderen Szenarien abgezogen und nur die verbleibende Emissionsreduktion in Europa herange-
zogen (s. Tabelle 4-9). Das Szenario „S 100“ wird hierbei nicht dargestellt, da es aus betriebswirt-
schaftlicher Perspektive nicht umsetzbar und somit auch nicht zu erwarten ist. Bezieht man somit die 
Emissionsreduktion durch den Elektrokesseleinsatz auf deren Strombezug, so zeigt sich, dass gegen-
über den in der Literatur angegebenen Werten von 200 bis 300 g CO2/kWhel (vgl. Abschnitt 2.5) deut-
lich andere Ergebnisse entstehen, wenn man die gesamten Rückwirkungen im Energieversorgungs-
system in Abhängigkeit des Vermarktungsweges mitbetrachtet. Im Szenario „S 0“ ist die spezifische 
Emissionsreduktion mit 130 g CO2/kWhel geringer als in der Literatur angegeben. Andererseits ist 
beim Einsatz am Regelleistungsmarkt eine sehr viel höhere Reduktion möglich. In den Szenarien 
„R 100“ und „S + R 100“ fällt die spezifische Senkung aufgrund des vergleichsweise geringen Einsatzes 
dabei noch viel höher aus. Aus diesem Grund ist zum Vergleich in Tabelle 4-9 auch noch die spezifi-
sche Emissionsreduktion in g CO2 je kWel installierte Leistung von Elektrokesseln angegeben. Diese 
liegt zwischen 200 und 1.340 g CO2/kWel. 
Tabelle 4-9: Spezifische CO2-Emissionsreduktion nach Stromverbrauch bzw. installierter Leistung der Elekt-













S 0 205.735 t CO2 1.582.866 MWhel 130 g CO2/kWhel 206 g CO2/kWel 
R 100 1.341.416 t CO2 122.715 MWhel 10.931 g CO2/kWhel 1.341 g CO2/kWel 
R 0 890.880 t CO2 920.022 MWhel 968 g CO2/kWhel 891 g CO2/kWel 
S + R 100 1.338.204 t CO2 81.253 MWhel 16.470 g CO2/kWhel 1.338 g CO2/kWel 
S + R 0 665.002 t CO2 1.135.295 MWhel 586 g CO2/kWhel 665 g CO2/kWel 
4.11 Kosten-Nutzen-Analyse 
Nachdem in den vorangegangenen beiden Abschnitten einerseits auf die Effekte hinsichtlich der Än-
derungen der Kosten der Strom- und Fernwärmeversorgung in den einzelnen Szenarien eingegangen 
wurde und andererseits die Reduktionen bei den CO2-Emissionen erläutert wurden, können nun in 
einer Kosten-Nutzen-Analyse die Szenarien verglichen werden. Hierbei wird bei den CO2-Emissionen 
jeweils die gesamteuropäische Veränderung betrachtet. Genauso wird bei der Kostenbewertung die 
gesamteuropäische Veränderung einschließlich der annuitätischen Investitionskosten als Grundlage 
verwendet. Hierzu stellt Abbildung 4-46 die mögliche CO2-Reduktion der Kostensenkung gegenüber. 
Im Szenario nur mit den Wärmespeichern lassen sich die CO2-Emissionen und auch die Gesamtkosten 
der Strom- und Fernwärmebedarfsdeckung volkswirtschaftlich senken. Im Szenario „S 100“ laufen die 
Elektrokessel aufgrund der hohen Stromnebenkosten praktisch nie, weshalb die Senkung der CO2-
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Emissionen nur minimal größer ist als im Szenario „Nur WS“. Gleichzeitig fallen aber zusätzlich die In-
vestitionskosten für die Elektrokessel an, so dass die Kostensenkung gegenüber dem Szenario 
„Nur WS“ deutlich geringer ausfällt. Im Szenario „S 0“ laufen die Elektrokessel dann im nennenswer-
ten Umfang und die Abregelung von erneuerbaren Energien kann stärker gesenkt werden. Deshalb 
ist in diesem Szenario die Senkung der CO2-Emissionen größer. Gleichzeitig lassen sich mit der Wär-
meerzeugung der Elektrokessel zusätzlich Kosten für fossile Wärmeerzeuger einsparen, weshalb die 
Kostenreduktion in diesem Szenario entsprechend größer ist. Im Vergleich der beiden reinen Spot-
marktszenarien ist also im Szenario ohne Stromnebenkosten sowohl eine größere Kostenreduktion 
als auch eine größere CO2-Reduktion möglich. In allen vier Szenarien mit Teilnahme der Elektrokessel 
am Regelleistungsmarkt sind die CO2-Reduktionen allerdings noch mal deutlich höher als in den an-
deren Szenarien und gleichzeitig ist hier auch jeweils die Kosteneinsparung größer. Unter den Szena-
rien mit Teilnahme am Regelleistungsmarkt sind die Unterschiede bei der Kosteneinsparung eher ge-
ring, allerdings unterscheiden sich die Veränderungen bei den CO2-Emissionen deutlich in 
Abhängigkeit der Höhe der Strombezugskosten. Während bei den hohen Strombezugskosten mehr 
als 2 Mio. t CO2 vermieden werden können, sind es ohne Strombezugskosten deutlich weniger, was 
insbesondere auch an den Unterschieden bei den jeweils abgerufenen Kraftwerken liegt (s. Abbil-
dung 4-28). 
 
Abbildung 4-46: Vergleich zwischen gesamteuropäischer CO2-Emissionsreduktion und Kosteneinsparung in 
allen Szenarien. Quelle: Modellergebnisse 
4.12 Kritische Würdigung der Ergebnisse 
Nach der Vorstellung der Ergebnisse des Vergleichs der Szenarien für den Einsatz von Elektrokesseln 
am Spot- und/oder Regelleistungsmarkt sollen diese Ergebnisse im Hinblick auf die getroffenen An-
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Die Ergebnisse hängen naturgemäß von den getroffenen Annahmen und der Art Modellierung als 
vereinfachte Abbildung der Realität ab. Einen großen Einfluss können etwa die zukünftigen Brenn-
stoff- und CO2-Emissionzertifikatspreise haben. Hier wurde von einem Szenario ausgegangen, in dem 
sich Kohlekraftwerke in der Merit Order vor Erdgaskraftwerken befinden. Bei deutlich höheren CO2-
Preisen würde sich diese Reihenfolge aber umkehren, so dass sich andere Effekte einstellen könnten. 
Die angenommene Höhe des Bedarfs an Regelleistung hat ebenso einen großen Einfluss, da sich mit 
steigendem Bedarf grundsätzlich die Problematik der Must-run-Erzeugung verschärft. 
Die Elektrokessel stellen grundsätzlich nur eine Flexibilitätsoption dar. In den Szenarien wurde über-
wiegend von einer relativ geringen Flexibilität, die sich aus anderen Technologien ergeben könnte, 
ausgegangen. So wurde etwa für Biomasseanlagen angenommen, dass sie konstant bzw. wärmege-
führt gefahren werden. Auch Demand-Side-Management etwa aus der Industrie könnte für mehr 
Flexibilität sorgen. Weiterhin wurde konkret in Bezug auf den Regelleistungsmarkt angenommen, 
dass Regelleistung nur durch fossil-thermische Kraftwerke, Pumpspeicher oder Elektrokessel vorge-
halten und erbracht werden kann und dass es keine internationale Kooperation in der Vorhaltung 
bzw. beim Abruf gibt. Tatsächlich beteiligen sich bereits heute Biomasseanlagen oder dezentrale 
KWK-Anlagen an der Vorhaltung. Die Teilnahme von Windenergieanlagen befindet sich im Probesta-
dium. Sofern weitere Technologien negative Sekundärregelleistung vorhalten können, verringert sich 
das Problem der Must-run-Erzeugung thermischer Kraftwerke, was den Effekt der Elektrokessel ver-
ringern würde. Bei der Vorhaltung von negativer Sekundärregelleistung von Windenergieanlagen im 
Vergleich zu Elektrokesseln muss jedoch bedacht werden, dass die bloße Vorhaltung allein in den 
Auswirkungen auf das Gesamtsystem vergleichbar wäre (Vermeidung von Must-run-Erzeugung fossil-
thermischer Kraftwerke), sich beim Abruf der Anlagen jedoch Unterschiede ergäben. So würde im 
Abruffall bei einer Windturbine die mögliche Stromerzeugung verworfen werden, während bei Abruf 
einer Power-to-Heat-Anlage der Strom noch in Wärme umgewandelt würde und somit noch ein Nut-
zen verbliebe. 
Für die Abbildung der Fernwärmeversorgung wurden Vereinfachungen angenommen. In der Realität 
kann der Einsatz der Anlagen noch weiteren technischen Restriktionen unterliegen, die Auswirkun-
gen auf die Ergebnisse hätten. 
Die im Modell unterstellte perfekte Voraussicht ist in der Realität natürlich nicht gegeben, so dass in 
der Realität weniger „optimale“ Entscheidungen durch die Marktakteure getroffen werden. 
 
 
5 Zusammenfassung und Ausblick 
5.1 Zusammenfassung 
Ziel dieser Untersuchung war die Analyse der Auswirkungen, die der Einsatz von Elektrokesseln in der 
Fernwärmeversorgung bei Vermarktung am Day-ahead-Markt und am Regelleistungsmarkt auf die 
Integration von erneuerbaren Energien hat. Hierbei stellte sich insbesondere die Frage, inwiefern 
sich die CO2-Emissionen durch die zusätzliche Stromnachfrage verändern und ob der Einsatz wirt-
schaftlich ist, d. h. ob die Elektrokessel (systemisch betrachtet) zu einer Kosteneinsparung führen 
können, die größer als ihre Investitionskosten ist. 
Zur Beantwortung dieser Frage wurde der stündliche Kraftwerkseinsatz für das Jahr 2025 mithilfe des 
Strommarktmodells MICOES-Europe mit und ohne Elektrokessel in der Fernwärmeversorgung vergli-
chen. Dabei wurden sowohl die Märkte für den Einsatz der Elektrokessel als auch die Höhe der zu 
zahlenden Stromnebenkosten variiert. 
Im Szenario ohne den Einsatz von Elektrokesseln und ohne Wärmespeicher mussten im Jahr 2025 
etwa 2,8 TWh an Strom aus erneuerbaren Energien marktbedingt abgeregelt werden (1,26 % der 
Windenergie- und Photovoltaikstromerzeugung). Durch die Verfügbarkeit von Wärmespeichern in 
der Fernwärmeversorgung wäre hier bereits eine Reduktion möglich, da die Wärmespeicher eine 
stromgeführte Fahrweise der KWK-Anlagen erlauben. Hierbei kann insbesondere mehr KWK-Wärme 
genutzt und der Einsatz der Heizwerke reduziert werden. Die Investition in Wärmespeicher ist dabei 
zwar volkswirtschaftlich sinnvoll, aber nicht in allen Fernwärmenetzen ohne staatliche Förderung 
auch betriebswirtschaftlich rentabel. 
Weiterhin zeigte sich, dass der Einsatz von Elektrokesseln am Spotmarkt bei Zahlung von hohen 
Stromnebenkosten nicht wirtschaftlich ist (weder aus betriebs- noch aus volkswirtschaftlicher Per-
spektive). Die Situation ändert sich im Szenario ohne Stromnebenkosten. Hier erreichen die Elekt-
rokessel zwischen 1.050 und 2.140 Volllaststunden und reduzieren dabei sowohl den Einsatz der 
Heizwerke als auch den der KWK-Anlagen. Die Abregelung von Strom aus erneuerbaren Energien An-
lagen kann hier um 600 GWh reduziert werden. Im Vergleich zum Szenario mit Wärmespeichern und 
ohne Elektrokessel ist sowohl die CO2-Emissionsreduktion als auch die Kostenreduktion höher. So-
wohl aus volks- als auch aus betriebswirtschaftlicher Perspektive ist die Investition in Elektrokessel 
und Wärmespeicher in diesem Szenario somit sinnvoll. 
Stellen Elektrokessel negative Sekundärregelleistung bereit, kann die Must-run-Erzeugung thermi-
scher Kraftwerke in Stunden mit hoher Einspeisung von erneuerbaren Energien deutlich gesenkt 
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werden. Hierdurch ergibt sich ein großer Hebel für die Integration von Strom aus erneuerbaren Ener-
gien. Sofern beim Abruf ebenfalls hohe Stromnebenkosten zu zahlen sind, ergibt sich der Vorteil der 
Elektrokessel nur durch die Vorhaltung, da sie sehr selten abgerufen werden. In diesem Szenario ist 
die mögliche CO2-Emissionsreduktion rund dreimal höher als in den Szenarien mit reinem Spot-
markteinsatz, da Braun- und Steinkohlekraftwerke, die sonst negative Sekundärregelleistung vorge-
halten hätten, in Zeiten geringer Residuallast abgeschaltet werden können. Sofern keine Stromne-
benkosten bei Regelenergieabrufen zu zahlen sind, ist die CO2-Emissionsreduktion etwas geringer, da 
die Elektrokessel beim Abruf Braunkohlekraftwerke und Pumpspeicher verdrängen. Elektrokessel er-
reichen dabei bis zu 1.800 Volllaststunden durch Regelenergieabrufe. Unabhängig von der Höhe der 
Stromnebenkosten ist in beiden Fällen ein wirtschaftlicher Einsatz der Elektrokessel gegeben (sowohl 
aus volks- als auch aus betriebswirtschaftlicher Perspektive). 
Wenn Elektrokessel an beiden Märkten teilnehmen können, überwiegt insgesamt der Einsatz am Re-
gelleistungsmarkt, wobei im Winter bei länger anhaltenden negativen Residuallasten aber eher der 
Spotmarkt gewählt wird, um dann eine KWK-Anlage auch ganz abschalten zu können. Die mögliche 
CO2-Emissionsreduktion ordnet sich dabei zwischen die mögliche Einsparung bei reinem Spot- oder 
reinem Regelleistungsmarkteinsatz ein, sofern keine Stromnebenkosten zu zahlen sind. Der Einsatz 
der Elektrokessel ist auch hier wirtschaftlich. 
Zusammenfassend kann festgehalten werden, dass der Einsatz der Elektrokessel am Regelleistungs-
markt durch die Vermeidung der Must-run-Erzeugung fossil-thermischer Kraftwerke zu den größten 
CO2-Emissionsreduktionen führt. Gleichzeitig ist der Einsatz am Regelleistungsmarkt sowohl aus 
volks- als auch aus betriebswirtschaftlicher Perspektive sinnvoll. Für die einzelnen Fernwärmebetrei-
ber liegt die statische Amortisationszeit der Elektrokessel und Wärmespeicher in der Größenordnung 
von drei Jahren. Da die Vergangenheit gezeigt hat, dass die Preise am Regelleistungsmarkt jedoch 
sehr volatil sind, ist eine Investitionsentscheidung alleine basierend auf diesem Markt in der Praxis 
vermutlich nicht immer realistisch. Aus diesem Grund wäre eine Senkung der Strombezugskosten, 
die auch einen Einsatz am Spotmarkt ermöglichen, zu erwägen. Es zeigte sich zwar eine geringere 
CO2-Emissionsreduktion in den Szenarien ohne Stromnebenkosten, allerdings war sie immer noch 
deutlich. 
5.2 Ausblick auf den weiteren Forschungsbedarf 
In seinem Impulspapier „Strom 2030“ benennt das Bundesministerium für Wirtschaft und Energie 
zwölf langfristige Trends für eine „sichere, kostengünstige und klimafreundliche Stromversorgung bis 
2050“ (BMWi 2016b). Das Thema Power-to-Heat spielt dabei bei drei Trends eine Rolle. Im ersten 
Trend „Die fluktuierende Stromerzeugung aus Wind und Sonne prägt das System“ wird die notwen-
dige Flexibilität bei der Stromerzeugung herausgestellt. Einerseits spielt hier eine Öffnung der Regel-
 Zusammenfassung und Ausblick 135 
leistungsmärkte für neue Anbieter eine Rolle, um die Must-run-Erzeugung fossil-thermischer Kraft-
werke zu reduzieren und zum zweiten wird die notwenige Flexibilisierung von KWK-Anlagen mithilfe 
von Wärmespeichern und Power-to-Heat-Anlagen betont. Im Trend 6 „Sektorkopplung“ wird der zu-
nehmende Einsatz von Strom im Wärme- und Verkehrssektor hervorgehoben. Der Trend 7 „Moderne 
KWK-Anlagen produzieren den residualen Strom und tragen zur Wärmewende bei“ befasst sich mit 
der Rolle der KWK in den nächsten Jahrzehnten und bescheinigt die wichtige Rolle bis (mindestens) 
2030. 
Im Detail stellen sich aus diesen Trends viele weitere Forschungsfragen. Aus der Perspektive der 
Stromversorgung stellt sich die Frage, wie groß die Rolle von Power-to-Heat-Anlagen wann sein soll-
te, um einen sinnvollen Mix aller Flexibilitätsoptionen zu erreichen. Hierbei ist insbesondere die Wahl 
der richtigen Anreizstruktur entscheidend, um Wettbewerb zwischen den Flexibilitätsoptionen zu 
ermöglichen. Die in Abbildung 5-1 genannten Optionen sollten hierfür genauer analysiert werden, 
wobei ein interdisziplinärer Ansatz benötigt wird, um technische, ökonomische und rechtliche Rah-
menbedingungen gleichermaßen zu berücksichtigen. Im Kontext der Umgestaltung der Regel-
leistungsmärkte stellt sich die Frage, wie diese im Detail ausgestaltet werden sollten, um eine Balan-
ce zwischen technisch notwendigen Restriktionen und ausreichend Flexibilität zu schaffen. 
 
Abbildung 5-1: Weiterentwicklung des Systems von Umlagen, Entgelten und Abgaben für Flexibilität und 
Sektorkopplung. Quelle: (BMWi 2016b) 
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Aus der Perspektive der Wärmeversorgung sollte insbesondere dem Transformationspfad hin zu ei-
ner Senkung des Primärenergieverbrauchs mehr Aufmerksamkeit geschenkt werden. Hier stellt sich 
die Frage, welche Rolle die Fernwärmeversorgung mit welchen Technologien wann spielen kann und 
soll, um langfristig eine klimafreundliche Wärmeversorgung zu erreichen. Hierbei sollte neben dem 
Einsatz von erneuerbaren Wärmequellen (Solarthermie, Geothermie) oder Abwärme die Rolle von 
Großwärmepumpen geprüft werden. Ein sinnvoller Mix aus Elektrokesseln (geringere Investitions-
kosten als Wärmepumpen, dafür aber auch weniger effizient) und Wärmepumpen sollte hier be-
stimmt werden. Neben dem großtechnischen Einsatz von Strom in der Fernwärmeversorgung sollte 
auch die Rolle von Power-to-Heat in der dezentralen Wärmeversorgung (private Haushalte wie auch 
Industrie) mehr Aufmerksamkeit geschenkt werden, um nutzbare Potentiale sinnvoll zu erschließen. 
Der Einsatz von Power-to-Heat-Anlagen als zusätzlicher Verbraucher an Netzengpässen für Redis-
patch oder Einspeisemanagement, der in dieser Arbeit nicht analysiert wurde, sollte in weiteren Ar-
beiten untersucht werden. Hierbei sollte die aktuelle Regelung des Energiewirtschaftsgesetzes auf 
seine Auswirkungen und sinnvolle Weiterentwicklung geprüft werden. Der Standort der Power-to-
Heat-Anlagen kann selbst bei Einsatz am Day-ahead-Spotmarkt bereits zu einer Vermeidung von Ein-
speisemanagement bzw. Redispatch führen, wenn die Anlagen dort stehen, wo Strom sonst nicht in 
ausreichendem Umfang abtransportiert werden kann. Die in dieser Arbeit gewählten Standorte in 
der 50Hertz-Regelzone könnten hier beispielsweise schon zu einer Entlastung bestehender Netzeng-
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A.1 Räumlich und zeitlich hochaufgelöste Wetterdaten 
Da MICOES-Europe zeitlich in stündlicher Auflösung rechnet und dabei fast ganz Europa von Norwe-
gen bis Italien und von Portugal bis Ungarn abdeckt, sind zeitlich und räumlich hochaufgelöste Wet-
terdaten notwendig. Zum einen beeinflusst die Außentemperatur den Wärmebedarf zum Heizen und 
damit die Fahrweise von KWK-Anlagen und zum zweiten sind Windgeschwindigkeit und solare Ein-
strahlung maßgeblich für die mögliche Stromerzeugung von Windkraft- und Photovoltaikanlagen 
verantwortlich. 
Für das Modell werden die kostenfrei zur Verfügung stehenden Daten vom Europäischen Zentrum für 
mittelfristige Wettervorhersage (European Centre for Medium-Range Weather Forecasts, ECMWF) 
verwendet. Im Bereich „Klimaanalyse“ bietet das ECMWF mit dem Projekt „ERA-Interim“ weltweite 
Reanalysedaten57 zu verschiedensten atmosphärischen Größen von 1979 bis heute an. Die räumliche 
Auflösung der Daten beträgt jeweils 0,75 Längen- bzw. Breitengrade und damit rund 80 km (vgl. Ab-
bildung A-1 in der das Raster allerdings mit jeweils 1,5 Längen- bzw. Breitengraden dargestellt ist). 
 
Abbildung A-1: Übersicht zum verwendeten Georaster der Daten von ECMWF (2015) für Europa 
                                                          
57
 In der Meteorologie werden mit aktuellen Modellen aus vorliegenden historischen Wetterbeobachtungen 
konsistente Datensätze des atmosphärischen Zustandes, sogenannte Reanalysen, erzeugt, da sich die Wetter-
modelle im Zeitverlauf weiterentwickeln und somit die Ergebnisse aus numerischen Wettermodellen zu unter-
schiedlichen Zeitpunkten nicht mehr untereinander konsistent sind, wenn sich das Modell weiterentwickelt 
(DWD 2017). 
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Die zeitliche Auflösung der Daten liegt bei sechs Stunden, wobei für alle drei Stunden noch Vorhersa-
gewerte geliefert werden, so dass man eine dreistündliche Auflösung erhält. Für MICOES-Europe 
werden die Daten von der Auflösung von drei Stunden linear bzw. mittels Spline auf stündliche Werte 
interpoliert. 
Folgende Daten werden von (ECMWF 2015) verwendet: 
 2 metre temperature in K, 
 10 metre U wind component in m/s, 
 10 metre V wind component in m/s sowie 
 surface net solar radiation in J/m². 
A.2 Ableitung von synthetischen Einspeisezeitreihen für 
Windkraftanlagen 
Der Wind lässt sich durch seine Geschwindigkeit und seine Richtung beschreiben bzw. als Vektor, der 
in die Richtung des Windes zeigt und dessen Länge der Windgeschwindigkeit entspricht. Von 
(ECMWF 2015) werden die u und v-Komponenten des Windes (also der Vektor) verwendet. Die u-
Komponente ist dabei die West-Ost-Komponente und die v-Komponente entspricht der Nord-Süd-
Komponente. Die Windgeschwindigkeit 𝑣10 𝑚 in Metern pro Sekunde lässt sich dann gemäß Glei-
chung ( 51 ) als Wurzel von 𝑢2 + 𝑣2 ermitteln (Kraus 2004). 
 𝑣10 𝑚  =  √𝑢
2 + 𝑣2 ( 51 ) 
Die Berechnung der Windstromerzeugung aus der Windgeschwindigkeit orientiert sich an Brodersen 
(2008). Da die Daten von ECMWF (2015) für eine Höhe von 10 Metern gegeben sind (ℎ10 𝑚 = 10), 
muss die Windgeschwindigkeit 𝑣10 𝑚 im ersten Schritt gemäß Gleichung ( 52 ) auf die Nabenhöhe ℎ𝐻 
umgerechnet werden. 
 






)  ( 52 ) 
Hierbei gibt 𝑧0 die Rauigkeitslänge in Metern an, die abhängig vom Geländetyp sehr klein 
(𝑧0 = 0,0002 m auf der offenen See) oder auch sehr groß (𝑧0 = 2 m in Stadtkernen) sein kann (vgl. 
Tabelle A-1). 
Für die Szenarienberechnung für das Jahr 2025 konnten außerdem detailliertere stündliche Windge-
schwindigkeitsdaten des COSMO-EU Modells des DWD für das Wetterjahr 2011, die durch das 
Fraunhofer IWES dem Lehrstuhl für Energiemanagement und Nachhaltigkeit zur Verfügung gestellt 
wurden, verwendet werden (DWD 2016). Diese lagen bereits für mehrere Höhenlevel vor, so dass die 
bis hierhin beschreiben Schritte in der Zeitreihenerstellung entfielen. 
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Tabelle A-1: Übersicht zu Rauhigkeitslängen in verschiedenen Geländeklassen. Quelle: (Bruhn 2001) 
Geländeklasse Rauhigkeitslänge 𝒛𝟎 Oberflächenbeschreibung 
1 See 0,0002 m Offene See 
2 glatt 0,005 m Wattgebiete 
3 offen 0,03 m Offenes, flaches Gelände, Weidelandschaften 
4 offen bis rauh 0,1 m Landwirtschaftlich genutzte Flächen mit niedrigem 
Baumbestand 
5 rauh 0,25 m Landwirtschaftlich genutzte Flächen mit hohem Baum-
bestand 
6 sehr rauh 0,5 m Parklandschaften mit Büschen und Bäumen 
7 geschlossen 1 m Regelmäßig mit Hindernissen bedeckt (Wälder, Dörfer, 
Vororte) 
8 Stadtkerne 2 m Zentren von großen Städten mit hoher und niedriger 
Bebauung 
 
Die vorliegenden Windgeschwindigkeitszeitreihen wurden anschließend mit einer typischen Kennli-
nie für eine Onshore- bzw. eine Offshore-Windenergieanlage verschnitten. In Abbildung A-2 ist die 
verwendete Leistungskennlinie dargestellt, die sich als Mittelung aus mehreren unterschiedlich gro-
ßen Anlagen von Enercon ergibt. Dabei wird nach (Brodersen 2008) noch mit einer Normalverteilung 
gearbeitet, um den Fakt zu berücksichtigen, dass die Erzeugung nicht einer Einzelanlage, sondern ei-
nes ganzen Gebiets modelliert werden soll. Weiterhin wird diese Erzeugung noch mit einem Verfüg-
barkeitswert (95 % im Mittel mit einer geringen Streuung) multipliziert, um Nichtverfügbarkeiten 
durch Wartungen und Ausfälle zu berücksichtigen 
 
Abbildung A-2: Ermittlung einer mittleren Leistungskennlinie für eine Onshore-Windenergieanlage. Quelle: 
Eigene Darstellung auf Grundlage von Daten von (ENERCON GmbH 2009) 
Nachdem für alle Gitterpunkte des Georasters auf diese Weise Zeitreihen für die Windenergieein-
speisung vorliegen, werden diese anhand des historischen Bestandes an Windkraftanlangen (Stand 
2011) noch für jedes im Modell abgebildete Land räumlich gewichtet, um jeweils eine Zeitreihe pro 
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(2011), die Daten zu weltweit betriebenen Windparks veröffentlichen. Dabei wird für jeden Windpark 
die installierte Leistung angegeben58. Der Standort lässt sich aus den dargestellten Landkarten ausle-
sen, so dass eine Zuordnung der Windparks eines Landes zu den Gitterpunkten des von (ECMWF 
2015) abgebildeten Gebiets möglich ist59. Abbildung A-3 zeigt exemplarisch für Polen die Standorte 
der dortigen Windenergieanlagen im Jahr 2011. 
 
Abbildung A-3: Standorte von Windenergieanlagen in Polen. Quelle: Eigene Darstellung auf Grundlage der 
Daten von (The Wind Power 2011) 
Für Länder, für die veröffentlichte Daten zur Windstromeinspeisung vorliegen (etwa Deutschland und 
Dänemark), werden diese historischen Zeitreihen anstelle der synthetischen Zeitreihen im Modell 
verwendet. Für alle anderen Länder werden die synthetisch abgeleiteten Zeitreihen verwendet. Die 
Güte der synthetischen Zeitreihen lässt sich anhand des Vergleichs für Länder, für die auch veröffent-
lichte Daten vorliegen, nachvollziehen. Abbildung A-4 zeigt, dass für Deutschland die synthetisch er-
zeugte Zeitreihe recht gut mit den veröffentlichten Werten übereinstimmt, so dass davon ausgegan-
gen werden kann, dass dies auch für andere Länder, für die kein Vergleich möglich ist, zutrifft. 
 
Abbildung A-4: Vergleich zwischen synthetischen Einspeisezeitreihen für Onshore Windenergieanlagen in 
Deutschland für die Windgeschwindigkeitsdaten von ECMWF bzw. vom DWD mit der historischen Einspei-
sung. Quelle: Eigene Darstellung mit Daten von (DWD 2016; ECMWF 2015; Netztransparenz.de 2017b) 
                                                          
58
 Darüber hinaus werden häufig noch zusätzlich Daten zu Inbetriebnahmejahr, Typ der Windkraftanlage, Turm-
höhe, Betriebsstatus sowie Projektentwickler, Betreiber und Inhaber angegeben. 
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A.3 Ableitung von synthetischen Einspeisezeitreihen für Pho-
tovoltaikanlagen60 
Für die Berechnung von synthetischen Einspeisezeitreihen für Photovoltaikanlagen sind alle vier der 
oben genannten Daten von (ECMWF 2015) notwendig. Die Leistung einer PV-Anlage hängt zwar zum 
größten Teil von der eintreffenden Solarstrahlung ab, jedoch spielt die Außentemperatur und die 
Windgeschwindigkeit für die Effizienz der Anlage ebenfalls eine wichtige Rolle. Hierbei ist zu beach-
ten, dass die Daten zur Solarstrahlung von ECMWF (surface net solar radiation) keine Absolutwerte 
für einzelne Stunden darstellen, sondern jeweils über die Zeit kumulierte Werte sind. Für die Ermitt-
lung der Einstrahlung einzelner Stundenblöcke müssen daher die Differenzen zwischen den Stütz-
punkten verwendet werden. Diese sind über die Zeit von drei Stunden bei dem charakteristischen 
Verlauf der Solarstrahlung jedoch nicht einfach linear auf stündliche Werte interpolierbar. Aus die-
sem Grund wird anstelle einer linearen Interpolation eine Spline-Interpolation verwendet. Des Wei-
teren wird sich zum Erhalt des charakteristischen Verlaufes der Einstrahlung an der theoretisch mög-
lichen Einstrahlung, die für den jeweiligen Standort abhängig von der Sonnenhöhe möglich ist, 
orientiert. Hierdurch ist es möglich, die theoretisch über drei Stunden mögliche Arbeit ins Verhältnis 
zu der am konkreten Tag ermittelten Arbeit zu setzen. Diese ist durch mehr oder weniger starke Be-
wölkung entsprechend kleiner als das theoretische Maximum. 
Mit dieser ermittelten stündlichen Solarstrahlungszeitreihe wird anschließend mit dem von Bruhn 
(2000) erstellten Modell für eine exemplarische PV-Anlage die mögliche Stromerzeugung berechnet. 
Als Eingangsdaten dienen dabei neben der Zeitreihe für die Solarstrahlung auch die Zeitreihen für die 
Außentemperatur sowie die Windgeschwindigkeit. Es wird dabei von einer Kollektorausrichtung von 
180° (Süden) sowie einer Neigung von 30° ausgegangen. Diese Idealausrichtung ist in der Praxis nicht 
bei jeder Anlage gegeben. Da aber keine Daten zu Einzelanlagen vorlagen, die für eine exaktere Pa-
rametrisierung nutzbar gewesen wären, wird davon ausgegangen, dass die verwendete Ausrichtung 
die realen Anlagenausrichtungen im Mittel hinreichend gut beschreibt. 
Nachdem für jeden Standort eine Zeitreihe zur möglichen PV-Stromerzeugung berechnet wurde, wird 
für jedes Land noch eine Gewichtung der einzelnen Zeitreihen vorgenommen und die gewichtete 
Zeitreihe auf die jeweilige Jahreserzeugung skaliert. In Abbildung A-5 erfolgt exemplarisch für 
Deutschland für das Wetterjahr 2013 ein Vergleich zwischen der synthetisch errechneten PV-
Stromerzeugung und der von den Übertragungsnetzbetreibern veröffentlichten Zeitreihe anhand der 
Jahresdurchschnittswoche. Hier ist die gute Übereinstimmung der Zeitreihen erkennbar. 
                                                          
60
 Die Zeitreihenbearbeitung und die Automatisierung der Berechnungen wurden von Sören Graupner durchge-
führt. 
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Abbildung A-5:Vergleich zwischen historischer und berechneter PV-Stromerzeugung in Deutschland für das 
Wetterjahr 2013 als Jahresdurchschnittswoche. Quelle: Eigene Darstellung nach (Netztransparenz.de 2017a) 
und eigene Berechnungen mit (ECMWF 2015) und (Bruhn 2000) 
A.4 Annahmen für das Szenario für 2025 
Tabelle A-2: Nettostromverbrauch in den abgebildeten europäischen Ländern in 2010 bis 2013 sowie An-
nahmen für 2025 in TWhel. Quelle: (ENTSO-E 2015a, 2015b) 
Land 2010 2011 2012 2013 2025 
Niederlande 110,5 110,8 107,5 113,5 116,3 
Belgien 88,6 86,4 84,4 86,2 88,9 
Frankreich 512,0 477,6 487,6 495,1 517,9 
Schweiz 51,2 50,4 47,1 64,9 67,8 
Österreich 58,5 58,7 59,2 69,6 72,3 
Tschechische Republik 63,7 63,0 62,5 62,7 65,6 
Polen 143,0 145,0 145,4 145,5 177,4 
Dänemark West 20,6 20,1 19,8 19,5 22,0 
Dänemark Ost 14,0 13,5 13,3 13,2 14,8 
Norwegen 131,2 123,1 127,9 127,8 144,0 
Schweden 146,5 138,9 141,6 139,58 146,0 
Finnland 87,5 84,2 84,9 84,0 96,7 
Spanien 259,9 255,5 251,5 261,0 334,1 
Portugal 52,1 50,5 48,9 49,1 55,4 
Italien 322,4 319,8 323,7 315,9 356,7 
Großbritannien 319,1 307,4 308,1 326,3 385,1 
Ungarn 39,0 39,2 38,8 39,0 44,0 
Slowakei 27,9 28,1 28,1 26,7 32,5 
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Tabelle A-3: Annahmen zur installierten Leistung von erneuerbaren Energien in Europa im Jahr 2025. Quelle: 
(ENTSO-E 2015b) 
Land 
Wind onshore Wind offshore Solar Biomasse Laufwasser Geothermie/ 
Sonstige 
AT 4,00 0,00 2,50 0,39 13,85 0,99 
BE 3,73 2,31 5,15 2,02 0,13 1,56 
CH 0,17 0,00 2,57 0,00 5,94 0,79 
CZ 0,73 0,00 3,13 1,00 0,25 0,13 
DK 3,90 3,07 1,14 3,07 0,00 0,00 
ES 29,94 0,20 8,21 1,49 8,58 0,26 
FI 3,00 0,50 0,10 2,29 3,15 0,00 
FR 18,69 3,00 12,40 1,10 7,60 5,00 
GB 12,01 25,72 2,00 3,86 1,12 3,36 
HU 0,80 0,00 0,08 0,70 0,07 0,00 
IT 15,00 0,65 29,78 1,05 4,69 9,30 
NL 6,42 2,48 9,21 0,49 0,04 0,78 
NO 1,80 0,00 0,00 0,00 6,00 0,00 
PL 9,30 0,60 0,52 1,12 1,01 2,51 
PT 5,82 0,00 0,74 0,25 7,11 1,45 
SE 8,40 0,20 0,05 5,20 4,20 0,00 
SI 0,06 0,00 0,29 0,07 1,38 0,12 
SK 0,12 0,00 0,60 0,29 1,59 0,15 
 
Tabelle A-4: Annahmen zur installierten Leistung von fossil-thermischen Kraftwerken in Europa im Jahr 2025. 
Quelle: (ENTSO-E 2015b) 
Land Kernenergie Braunkohle Steinkohle Erdgas Öl Sonstige 
AT 0,00 0,00 0,60 4,27 0,20 0,00 
BE 3,05 0,00 0,00 8,05 0,00 0,00 
CH 2,18 0,00 0,00 0,00 0,08 0,35 
CZ 3,92 5,53 0,69 1,87 0,02 0,00 
DE 0,00 12,60 21,80 29,90 1,10 0,00 
DK 0,00 0,00 0,02 0,82 0,74 0,00 
ES 7,58 1,40 4,39 33,24 0,00 0,00 
FI 5,55 0,00 1,42 1,87 1,29 2,33 
FR 56,72 0,00 2,90 7,33 0,95 0,00 
GB 6,38 0,00 3,57 37,74 0,11 0,00 
HU 3,00 0,66 0,02 4,95 0,41 0,00 
IT 0,00 0,00 7,60 45,70 0,00 0,00 
NL 0,49 0,00 4,61 20,23 0,00 0,00 
NO 0,00 0,00 0,00 1,30 0,00 0,00 
PL 0,00 8,01 18,58 4,11 0,00 0,00 
PT 0,00 0,00 0,00 3,72 0,00 0,00 
SE 7,90 0,00 0,00 0,69 1,30 0,00 
SI 0,70 0,85 0,05 0,20 0,00 0,31 
SK 2,84 0,20 0,20 0,88 0,26 0,47 
 
178 Anhang  
A.5 Ergänzende Darstellungen zu den Szenarien für 2025 
 
Abbildung A-6: Merit Order für Deutschland mit kurzfristigen Grenzkosten. Quelle: Modellergebnisse 
 
 



















Installierte Leistung in GW 



































Seit Juni 2016 Fraunhofer-Institut für Windenergie und Energiesystemtechnik, Kassel 
Abteilung Energiewirtschaft und Systemdesign 
Wissenschaftliche Mitarbeiterin 
2010 – 2016 Universität Leipzig, Leipzig 
Wirtschaftswissenschaftliche Fakultät 
Institut für Infrastruktur und Ressourcenmanagement 
Lehrstuhl für Energiemanagement und Nachhaltigkeit 
Wissenschaftliche Mitarbeiterin 
Ausbildung: 
2004 – 2009 Universität Leipzig, Leipzig 
Studium der Wirtschaftsmathematik mit Wahlfach Volkswirtschaftslehre 
Abschluss: Diplom 
1996 – 2004 Dr. Sulzberger Gymnasium Bad Salzungen, Abschluss: Abitur
 
Selbständigkeitserklärung 
Hiermit erkläre ich, die vorliegende Dissertation selbständig und ohne unzulässige fremde 
Hilfe, insbesondere ohne die Hilfe eines Promotionsberaters, angefertigt zu haben. Ich habe 
keine anderen als die angeführten Quellen und Hilfsmittel benutzt und sämtliche Textstellen, 
die wörtlich oder sinngemäß aus veröffentlichten oder unveröffentlichten Schriften ent-
nommen wurden, und alle Angaben, die auf mündlichen Auskünften beruhen, als solche 
kenntlich gemacht. Ebenfalls sind alle von anderen Personen bereitgestellten Materialien 









Energiewirtschaftliche Auswirkungen der Power-to-Heat-Technologie in der Fernwärmeversorgung 
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201 S., 225 Lit., 102 Abb., 5 Anlagen 
Referat: 
Durch den Ausbau insbesondere wetterabhängiger erneuerbarer Energien steigen zukünftig die An-
forderungen an die Bereitstellung von Flexibilität im Stromsektor. Wärmespeicher und Power-to-
Heat-Anlagen in der Fernwärmeversorgung können einen großen Beitrag zur Bereitstellung von Fle-
xibilität an der Schnittstelle von Strom- und Wärmesektor liefern. Die vorliegende Arbeit untersucht 
vor dem Hintergrund von unterschiedlichen regulatorischen Rahmenbedingungen, an welchen Märk-
ten der Einsatz der Power-to-Heat-Anlagen aus Systemsicht den größten Mehrwert zur Integration 
von erneuerbaren Energien liefern kann. 
Mithilfe des Strommarktmodells MICOES-Europe wird der stündliche Kraftwerkseinsatz aller europäi-
schen Kraftwerke vor dem Hintergrund des Ausbaus der erneuerbaren Energien untersucht. Ziel der 
gemischt-ganzzahligen Optimierung, die insbesondere techno-ökonomische Charakteristika thermi-
scher Kraftwerke berücksichtigt, ist die kostenminimale Deckung des Strombedarfs im Großhandels-
markt bei gleichzeitiger Erfüllung der Leistungsvorhaltung für Regelenergie. In Deutschland werden 
die größten Fernwärmenetze mit ihren zugehörigen Erzeugungsanlagen (Kraft-Wärme-
Kopplungsanlagen, Heizwerke, Wärmespeicher) abgebildet und stündlich die optimale Deckung des 
Wärmebedarfs berechnet. In einem Szenario für das Jahr 2025 wird die Verfügbarkeit von 1.000 MW 
an Elektrokesseln in großen deutschen Fernwärmenetzen angenommen. Hierbei wird deren Einsatz 
nur am Spotmarkt oder nur für negative Sekundärregelleistung dem Fall gegenübergestellt, dass die 
Anlagen auf beiden Märkten agieren und sich situationsabhängig zwischen ihnen entscheiden kön-
nen. Es werden dabei die Fälle verglichen, bei denen Elektrokessel entweder Abgaben auf den 
Stromverbrauch zahlen oder keine zusätzlichen Abgaben tragen müssen. 
Der Einsatz der Elektrokessel in Verbindung mit Wärmespeichern in der Fernwärmeversorgung kann 
den Einsatz der KWK-Anlagen so flexibilisieren, dass sich deren Stromerzeugung stärker an die Ein-
speisesituation der erneuerbaren Energien anpassen kann. Auf diese Weise kann in allen betrachte-
ten Szenarien die marktbedingte Abregelung von erneuerbaren Energien verringert werden. Dabei 
sinken die CO2-Emissionen der Strom- und Wärmeversorgung ebenfalls in allen Szenarien. Die größ-
ten Reduktionen sowohl bei CO2-Emissionen als auch bei den variablen Kosten der Strom- und Wär-
meerzeugung werden dabei in den Szenarien mit Teilnahme der Elektrokessel am Regelleistungs-
markt erreicht. Stellen Elektrokessel negative Sekundärregelleistung bereit, kann hierdurch die Must-
run-Erzeugung thermischer Kraftwerke in Stunden mit hoher Einspeisung von erneuerbaren Energien 
deutlich gesenkt werden. Hierdurch ergibt sich ein großer Hebel für die Integration von Strom aus 
erneuerbaren Energien. 
